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Resumo 

Mesquita, Rafael Fonseca de; Menezes, Ivan Fábio Mota de (Orientador); 

Sousa Junior, Luis Carlos de (Coorientador). Análise de Sensibilidade na 

Modelagem 2D da Contenção de Fraturas Hidráulicas. Rio de Janeiro, 

2021. 101p. Dissertação de Mestrado – Departamento de Engenharia Mecâ-

nica, Pontifícia Universidade Católica do Rio de Janeiro. 

 

Este trabalho faz uma análise da variação dos parâmetros que têm importância 

na propagação de fraturas hidráulicas e da influência desses parâmetros na conten-

ção do fraturamento. Os experimentos numéricos foram feitos em um modelo 2D 

utilizando um simulador de elementos finitos com acoplamento sequencial hidro-

dinâmico, tendo como premissa o comportamento dos processos envolvidos em es-

tado estacionário. Inicialmente foram feitos testes de validação das soluções numé-

ricas empregadas neste trabalho a partir de casos cujas soluções são bem conheci-

das. Então, efeitos de variações de poropressão, de estado de tensões, propriedades 

das rochas, intervalos de início da fratura hidráulica, efeitos térmicos e o dano à 

permeabilidade da formação permoporosa foram utilizados para avaliar a contenção 

da fratura hidráulica. Primeiramente os efeitos foram avaliados separadamente e, 

em seguida, foram combinados aos pares, por meio de sorteio, e então avaliados. 

Os estudos levaram à conclusão de que o fator de maior influência para o início da 

propagação da fratura hidráulica na rocha capeadora (primeiros metros) é o valor 

da tensão mínima de confinamento do reservatório e a continuidade da propagação 

vertical na rocha selante é dominada pelo contraste de tensões entre rochas reserva-

tório e capeadora. Entretanto, os demais parâmetros exercem influência na conten-

ção do fraturamento hidráulico e devem ser levados em consideração neste tipo de 

estudo, principalmente os que servirão de insumo para a tomada de decisões. 
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Abstract 

Mesquita, Rafael Fonseca de; Menezes, Ivan Fábio Mota de (Advisor); Sousa 

Junior, Luis Carlos de (Co-Advisor). Sensitivity analysis in 2D modeling of 

hydraulic fracture containment. Rio de Janeiro, 2021. 101p. Dissertação de 

Mestrado – Departamento de Engenharia Mecânica, Pontifícia Universidade 

Católica do Rio de Janeiro. 

 

This master thesis analyzes the parameter’s variation on the hydraulic frac-

ture’s propagation importance and the influence of these parameters on fracture 

containment. The numerical experiments were performed in a 2D model using a 

finite element simulator with sequential hydrodynamic coupling, having the sta-

tionary behavior of the processes involved as premise. Validation tests were ini-

tially performed for the numerical solutions used in this thesis from cases which 

solutions are well known. Then, effects of pore pressure variations, stress state, rock 

properties, hydraulic fracture opening intervals, thermal effects, and damage to the 

permoporous formation were used to evaluate the hydraulic fracture containment. 

At first, the effects were evaluated separately, then sorted for pair combinations, so 

they could be analyzed. These analyzes led to the conclusion that the most influen-

tial factor for the hydraulic fracture initial propagation in the cap rock (first meters) 

is the reservoir’s minimum confinement stress value, and the vertical propagation 

continuity in the sealing rock is dominated by the stress contrast between reservoir 

and cap rocks. However, other parameters influence the hydraulic fracturing con-

tainment and should be considered for this type of study, especially those that will 

serve as input for decision-making. 
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1.  

Introdução 

A injeção de água nos reservatórios de petróleo é amplamente utilizada como 

método de recuperação secundária e manutenção de pressão dessas jazidas. Em al-

guns casos a injeção é dificultada pelas características permoporosas das rochas 

reservatório ou pelo dano causado pela injeção de água contendo materiais particu-

lados e orgânicos. Em outros casos existe a necessidade de aumentar a injeção de 

água, seja para equilibrar o balanço de massa do reservatório ou para descarte de 

água produzida, já que os requisitos ambientais para o descarte de água de produção 

tornam-se cada vez mais restritivos (BRASIL, 2018). 

Com o propósito de contornar essas dificuldades, um método empregado pela 

indústria de extração de petróleo é a injeção de água com propagação de fratura. 

Essa técnica é muito utilizada por companhias que explotam os reservatórios do 

Mar do Norte e do Golfo do México. 

O fraturamento das rochas reservatório aumenta a área de contato entre os 

fluidos presentes nos poços injetores e a rocha reservatório, melhorando assim a 

injetividade dos poços. Em caso de poços com zonas de dano severo, a fratura pode 

ultrapassar essas zonas, restaurando assim a injetividade do poço injetor. Essa esti-

mulação mecânica tem o potencial de gerar economia, principalmente pelo fato de 

que as operações de estimulação ácida podem demandar a utilização de navios 

sonda dedicados. 

Contudo, o descontrole da propagação da fratura hidráulica pode acarretar 

diminuição do fator de recuperação do óleo contido no reservatório, já que pode 

provocar a ligação direta entre poço injetor e produtor. Uma preocupação também 

é uma possível interligação entre zonas produtoras. Isso ocorre quando se injeta 

água a altas pressões de forma que a propagação da fratura vai além dos limites da 

zona que se objetiva fraturar, gerando o que é conhecido como OOZI (Out of Zone 

Injection), o que resultaria em ineficiência da injeção por desviar a água injetada 

para formações indesejadas (HAUGEN et al., 2015). 

O entendimento do comportamento da fratura hidráulica formada pela injeção 

de água em campos de petróleo é de suma importância para a prospecção de novos 

projetos e melhoria dos projetos já implantados pelas companhias de óleo e gás. 
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1.1. 

Motivação e Objetivos 

 

A fim de mitigar as chances de migração da fratura gerada pela injeção de 

água com altas pressões nos poços para regiões indevidas, o comportamento das 

fraturas precisa ser bem entendido. 

Diversos fatores influenciam a propagação da fratura, o que torna a previsão 

do seu comportamento um problema complexo. Propriedades das rochas e dos flu-

idos, efeitos da mudança de pressão e temperatura e seus efeitos no estado de ten-

sões, são alguns dos fatores que podem determinar o comportamento da fratura in-

duzida pela injeção de água. 

A proposição deste trabalho é analisar a influência de cada propriedade e do 

estado de tensões na contenção da fratura, além de fazer uma análise de sensibili-

dade com as principais propriedades que influenciam a propagação das fraturas hi-

dráulicas.  

Espera-se com isso entender o comportamento da propagação da fratura sob 

a influência das variações de propriedades e, ao final dos estudos, ter condições de 

indicar a pressão de injeção máxima de modo que a fratura hidráulica gerada pela 

injeção de água fique contida na formação de interesse, mesmo havendo incertezas 

nos parâmetros de modelagem. 

Para tanto, foram feitos experimentos numéricos a partir de um modelo 2D 

utilizando um simulador de elementos finitos com acoplamento sequencial hidro-

mecânico desenvolvido por Sousa Junior (2018). 

 

1.2. 

Contribuição 

A principal contribuição deste trabalho foi entender a influência que cada va-

riável aqui estudada tem sobre a contenção da fratura, explorando os efeitos provo-

cados pela mudança em seus valores. A amplitude de variáveis empregadas neste 

estudo e a variabilidade de seus valores permitiu ter uma visão abrangente do com-

portamento da propagação vertical da fratura hidráulica. 
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A partir deste trabalho, foi possível verificar ainda que existem algumas va-

riáveis mais sensíveis para a contenção da fratura, principalmente aquelas que afe-

tam o estado de tensões do reservatório e das rochas selantes que o circundam. Os 

efeitos negativos para a contenção podem ser tão críticos quanto a pressão de pro-

pagação ser baixa como a pressão inicial do sistema. 

 

1.3. 

Organização da Dissertação 

O presente trabalho é composto por cinco capítulos. O primeiro capítulo apre-

senta a introdução desta dissertação, contextualizando o assunto desenvolvido ao 

longo deste texto além de expor a motivação, objetivos pretendidos e as principais 

contribuições. 

O segundo capítulo apresenta uma breve revisão bibliográfica de alguns dos 

autores que estudaram assuntos que foram utilizados ao longo dos estudos aqui 

apresentados, tais como injeção de água como método de recuperação, dano à per-

meabilidade da formação, alguns efeitos geomecânicos provocados pela injeção de 

água e Mecânica da Fratura Hidráulica.  

O Capítulo 3 apresenta a fundamentação teórica, descrevendo conceitos de 

escoamento de fluidos, tanto em meios porosos como em fraturas, conceitos de 

equilíbrio estrutural para então apresentar os principais fundamentos da propagação 

de fratura e o critério utilizado nos estudos desta dissertação. Por fim será apresen-

tado brevemente os aspectos computacionais. 

No Capítulo 4 são apresentadas validações das soluções numéricas emprega-

das neste trabalho a partir de casos cujas soluções são bem conhecidas. Será exposto 

também os resultados e discussões do estudo de caso em que foi avaliada, a partir 

de um caso base, a atuação das diferentes propriedades do modelo na contenção da 

fratura, individualmente e combinadas. 

Por fim, no último capítulo são apresentadas as principais conclusões dos es-

tudos e serão indicadas sugestões para o desenvolvimento de trabalhos futuros. 
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2.  

Revisão Bibliográfica 

O objetivo deste capítulo é passar pelos principais autores que estudaram as-

suntos que de alguma forma foram utilizados neste trabalho. De maneira alguma 

pretende-se esgotar os assuntos aqui abordados e sim introduzir os conceitos im-

portantes para melhor aproveitar o restante deste texto. 

 

2.1. 

Injeção de Água em Reservatório de Petróleo 

A injeção de água nos reservatórios é fundamental para antecipar o óleo ex-

plotável ou aumentar o fator de recuperação das jazidas de petróleo. A injeção de 

água é utilizada como método de recuperação de petróleo, deslocando o óleo para 

o poço produtor, aumentando assim o volume de petróleo produzido. Em muitos 

casos a água a ser injetada é a própria água produzida do reservatório que passa por 

tratamento antes de voltar para o reservatório. De acordo com Paiva et al.(2007), 

essa água injetada, dependendo da quantidade de sólidos e hidrocarbonetos presen-

tes, pode causar malefícios ao reservatório, como por exemplo, danificar o reserva-

tório no entorno do poço injetor. Antes de ser injetada a água passa por tratamento 

visando a retirada de parte dos sólidos e matéria orgânica. Além do dano à forma-

ção, a injeção de água pode causar outros efeitos estruturais nos reservatórios.  

Sabendo que a magnitude das tensões depende da profundidade, processos 

geológicos e da pressão interna dos poros das rochas, é natural supor que uma con-

sequência da injeção de água é a alteração do estado de tensões do reservatório, 

podendo gerar efeitos colaterais como a reativação de uma falha geológica ou até 

mesmo formar uma fratura (ZOBACK, 2007). 

Outro aspecto relacionado com a injeção de água é o fraturamento das rochas 

em subsuperfície. A formação de fratura pela operação de injeção de água pode ser 

ou não proposital. 

Nesta seção serão abordados os alvos da injeção de água em reservatório de 

petróleo além de expor algumas consequências inerentes a esta injeção. 
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2.1.1. 

Injeção de Água como Método de Recuperação de Petróleo 

Os métodos de recuperação de petróleo são os responsáveis pela produção do 

óleo existente nas rochas reservatório em subsuperfície. Esses métodos podem ser 

classificados como: recuperação primária, onde o petróleo é drenado para o poço 

perfurado por meio da energia natural do reservatório (contração dos poros existen-

tes nas rochas, expansão dos fluidos contidos nesses poros e influxo de água e/ou 

gás existente em grande quantidade no reservatório); recuperação secundária, em 

que se utiliza da injeção de fluidos imiscíveis visando aumentar a eficiência da re-

cuperação, seja mantendo a energia do reservatório (pressão), ou impedindo a de-

pleção dele, ou seja empurrando o óleo existente no reservatório em direção ao poço 

produtor (ROSA et al., 2006); os métodos especiais de recuperação ou recuperação 

melhorada (EOR – Enhanced Oil Recovery), são uma alternativa aos métodos de 

recuperação primária e secundária e podem ser categorizados em térmico, químico, 

microbial e injeção de gás miscível e atuam na redução da tensão superficial, no 

aumento da permeabilidade relativa ou alteração da molhabilidade da rocha 

(GREEN e WILLHITE, 1998). 

Dos métodos que não se utilizam da energia natural do reservatório para a 

recuperação do petróleo, o mais empregado na indústria do petróleo é a injeção de 

água. Isso se deve ao fato de ser a água abundante e de fácil acesso, fácil de ser 

injetada e ter grande capacidade de deslocar o óleo no reservatório (CRAIG, 1971)  

(ROSA et al., 2006). 

A facilidade com que a água entra na formação porosa é medida pela injeti-

vidade do poço que é o potencial que uma formação permoporosa em contato com 

o poço tem em receber os fluidos injetados. A injetividade de um poço é influenci-

ada não somente pelas propriedades do fluido e pela permeabilidade efetiva da ro-

cha ao fluido (ROSA et al., 2006) mas também pelo fraturamento hidráulico das 

rochas em contato com o poço. 
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2.1.2. 

Dano à Permeabilidade da Formação 

A água injetada no reservatório, muitas vezes contendo materiais orgânicos e 

particulados, causa uma queda na permeabilidade da rocha no entorno do poço, o 

que aumenta a resistência ao escoamento no meio poroso e diminui a eficiência da 

injeção (BEDRIKOVETSKY e MARCHESIN, 2001). Sharma et al. (2000) afir-

mam que devido ao impacto econômico, a perda de injetividade é um dos problemas 

mais críticos na indústria do petróleo. A injeção de água produzida dos próprios 

reservatórios pode agravar ainda mais esse dano nas formações, já que em muitos 

casos o tratamento desta água nas unidades produtoras é deficiente e, portanto, uma 

quantidade de materiais orgânicos e particulados é direcionada para os poços inje-

tores. 

Paiva et al.(2007) estudaram o declínio da injetividade baseado em dados de 

campo de poços injetores de água produzida (produced water re-injection – PWRI), 

corroborando que a drástica perda de injetividade pode ser catastrófica para projetos 

onshore e offshore. 

O reboco formado na interface do poço e o material filtrado na formação são 

os principais causadores da queda de injetividade. Como o dano à formação que 

causa a perda de injetividade é concentrado nas proximidades do poço, ele é comu-

mente conhecido como película ou skin (S) (VAN EVERDINGEN, 1953) e 

(HURST, 1953). 

A combinação de diversos parâmetros pode causar o dano, como o tamanho 

e a concentração das partículas presentes no fluido injetado, o tamanho da garganta 

de poros e a velocidade do fluido no reservatório (PANG e SHARMA, 1997). Os 

autores indicam que o parâmetro mais importante no processo de filtração pela ro-

cha reservatório é a razão entre tamanho das partículas e o tamanho do poro e que 

valores altos dessa relação resulta em dano mais acelerado e concentrado nas regi-

ões mais próximas ao poço. 

Pang e Sharma (1997) citam ainda diversos trabalhos que foram conduzidos 

visando formulações de perda de injetividade. Como não encontraram trabalhos que 

considerasse adequadamente a infiltração das partículas no interior do reservatório 

e o acúmulo de filtrado externo à superfície da rocha, propuseram um modelo de 

perda de injetividade que levou em consideração essas premissas. 
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2.1.3. 

Tensões in situ e os Efeitos Geomecânicos na Injeção com Propaga-

ção de Fratura 

A superfície da Terra está em contato com um fluido (ar ou água) que não 

pode suportar as tensões de cisalhamento e, portanto, é um plano de tensão princi-

pal. De acordo com Zoback (2007), em geral, uma das tensões principais é normal 

à superfície da terra com as outras duas tensões principais atuando em um plano 

aproximadamente horizontal. De acordo com Fjaer et al. (2008), isso é razoável em 

grandes profundidades de subsuperfície homogênea, em regiões que não foram ex-

postas à atividade tectônica ou estão relaxadas no sentido de que não há tensões 

remanescentes de atividade tectônica anterior. O autor salienta, entretanto, que a 

tensão vertical não será uma das tensões principais perto de heterogeneidades como 

domos salinos ou falhas geológicas. 

 Sabendo que os componentes do tensor das tensões descrevem a densidade 

das forças que atuam em todas as superfícies que passam por um determinado ponto 

e assumindo que uma das tensões principais é a tensão vertical (válido para regiões 

de bacia relaxada e pouco acidentadas), pode-se definir quatro parâmetros para des-

crever o estado de tensão em subsuperfície: σV, a tensão vertical que corresponde 

ao peso do recobrimento de rocha e fluidos; σH, a tensão horizontal máxima princi-

pal; σh, a tensão horizontal mínima principal e a orientação de uma das tensões ho-

rizontais principais, geralmente considera o azimute da tensão horizontal máxima 

principal (ZOBACK, 2007). 

Normalmente, as formações em subsuperfícies devem suportar o peso dos 

componentes existentes acima dele (FJAER et al., 2008). A magnitude de σV é equi-

valente à integração das densidades de rocha da superfície até a profundidade de 

interesse somada ao peso da água, caso se esteja em ambiente offshore (FJAER et 

al., 2008) e (ZOBACK, 2007). A tendência que as rochas sob influência da tensão 

vertical em subsuperfície têm de resistir às deformações areais geram as tensões 

horizontais. 

Em reservatórios de petróleo, a pressão de poros é um parâmetro importante 

para estudos de Mecânica das Rochas. O fluido no interior da rocha sustenta parte 
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das tensões totais do sistema. A tensão efetiva é a tensão total menos uma parte da 

carga sustentada pelo fluido. Portanto, uma alteração na poropressão das rochas 

acarreta alteração no estado de tensões (FJAER et al., 2008). 

Fjaer et al. (2008) citam ainda que outro mecanismo que gera alteração no 

estado de tensões é a temperatura. Alteração na temperatura original resulta em 

contração ou expansão da rocha, mudando, portanto, o estado de tensões. O efeito 

do resfriamento das rochas pelo fluido injetado faz com que haja contração e dimi-

nuição no estado de tensões, e assim, facilitando o fraturamento dessas rochas. A 

forma como o resfriamento altera o estado de tensões é função do contraste de tem-

peratura entre o fluido injetado e a formação em subsuperfície (ΔT) e do coeficiente 

de expansão térmica linear, βT (WONG e BRACE, 1979). Perkins e Gonzales 

(1985) propõe solução analítica para o raio da área no entorno do poço modificada 

termicamente pela injeção de fluidos, além de mostrar formulação analítica para a 

alteração no estado de tensões devido a alterações da temperatura inicial. 

A consequência da alteração das tensões é a ocorrência de alguns eventos, 

tais como, reativação de falhas geológicas preexistentes ou indução de fraturas hi-

dráulicas, que é o foco deste trabalho. Os dois eventos citados serão melhor descri-

tos a seguir. 

 

2.1.3.1. 

Reativação de Falhas Geológicas 

De acordo com Zoback (2007), as falhas ativas são aquelas hidraulicamente 

vivas. Já Sibson (1994) afirma que a reativação de falhas é o estado de instabilidade 

mecânica da falha e pode ser causada pelo aumento da tensão cisalhante, pela di-

minuição da tensão normal ou pelo aumento da pressão de poro. Ainda de acordo 

com Zoback (2007), as falhas ativas podem atuar como conduto de fluidos já que 

elas podem ser dilatadas e podem gerar significativo aumento de permeabilidade. 

A reativação dessas descontinuidades pode impactar de maneira positiva ou 

negativa para a recuperação do petróleo existente no reservatório. A presença das 

falhas no reservatório altera o padrão de escoamento dele. Se por um lado, a pre-

sença de falhas pode aumentar a recuperação do petróleo (falhas com direção per-

pendicular aos poços produtores), aumentando assim o varrido dos fluidos, por 

DBD
PUC-Rio - Certificação Digital Nº 1912757/CA



Capítulo 2 – Revisão Bibliográfica 26 

 

outro, pode causar produção de água antes do tempo (falhas na direção dos poços 

produtores), comumente chamado na indústria do petróleo de early water break-

through. Outra desvantagem na reativação de falha é o risco na segurança operaci-

onal em que pode causar exsudação ou afetar a integridade dos poços. Esses aspec-

tos foram tratados por (FOSSEN, 2010), (KIEWIET, 2015), (ZHANG e 

GARTRELL, 2008) e (ZOBACK, 2007). 

 

2.1.3.2. 

Indução de Fraturas Hidráulicas 

Alguns cenários podem exigir que a injeção de água não ocorra apenas pela 

matriz da rocha reservatório, ou seja, pelos poros e garganta dos poros já existentes 

nas rochas permeáveis. O reservatório pode ser muito fechado por ter baixa perme-

abilidade efetiva à água, pode existir dano na interface do poço com o reservatório 

impedindo a entrada de água com vazão suficiente para manter a pressão do reser-

vatório ou simplesmente pela necessidade de maior vazão de injeção. Nesses casos 

uma das alternativas é utilizar a injeção com propagação de fratura, hidráulica e/ou 

térmica. A existência de fratura aumenta a área de contato do fluido do interior do 

poço com a formação permoporosa, podendo, inclusive, melhorar a recuperação do 

petróleo a depender da direção da fratura. 

A fratura hidráulica se inicia na superfície do poço quando a rocha tem sua 

superfície exposta ao interior dele, ou em pequenos intervalos predefinidos, quando 

o poço é completado com revestimento e são abertos furos utilizando cargas explo-

sivas a fim de reestabelecer o contato entre poço/formação rochosa (poços canho-

neados). 

A fratura é iniciada quando a pressão do poço na interface com a rocha al-

cança a pressão de quebra (breakdown pressure) (WARREN e SETTARI, 1995). 

A partir deste momento, se o escoamento de fluidos continuar para o interior da 

fratura induzida com pressão suficiente, ocorre o processo de propagação hidráulica 

da fratura. Portanto, há a mudança do comportamento do escoamento do fluido no 

interior da formação de apenas matricial para matricial com influência da fratura. 

A propagação persiste enquanto tiver o aumento de pressão no interior da fratura 
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ou a diminuição da temperatura da rocha devido ao resfriamento causado pelo flu-

ido injetado. 

As fraturas não são orientadas de forma aleatória. Tipicamente, as fraturas se 

propagam como resultado de mudanças anisotrópicas no estado de tensão, o que 

leva a uma orientação preferencial em relação ao estado de tensão. A orientação das 

tensões locais na ponta da fratura ditará a direção de propagação. A propagação da 

fratura ocorrerá perpendicular à direção da menor tensão principal (σh), conforme 

mostrado na Figura 2.1 (FJAER et al., 2008). 

 

 

Figura 2.1 – Direção de propagação de uma fratura em relação à direção do estado de 

tensões (modificado de FJAER et al., 2008). 

 

Por não entenderem o comportamento das fraturas por falta de estudos, alguns 

projetos de produção de petróleo em que a injeção com propagação de fratura po-

deria melhorar a explotação do reservatório não utilizam esse tipo de injeção. 

Sharma et al. (2000) conduziram estudos de declínio de injetividade tendo como 

premissa principal o não fraturamento do reservatório para evitar seus efeitos cola-

terais que são manter a injeção de água na porção arenítica alvo e evitar uma possí-

vel chegada prematura de água nos poços produtores. 

DBD
PUC-Rio - Certificação Digital Nº 1912757/CA



Capítulo 2 – Revisão Bibliográfica 28 

 

Os benefícios da injeção com propagação de fratura são otimizados quando 

essa propagação é controlada e bem entendida nos aspectos de sua magnitude e de 

sua direção. Problemas podem ocorrer caso não tenha o controle da propagação por 

desconhecimento do comportamento da fratura. A propagação da fratura pode ficar 

descontrolada e ela acabar migrando para direções e regiões não desejadas. Ela pode 

proporcionar a chegada de água de maneira prematura no poço produtor (break-

througth), formando caminhos preferenciais ocasionando diminuição da recupera-

ção do petróleo. Outro ponto de atenção importante é a contenção vertical da fratura 

onde pode ocorrer o escape de fratura induzida para fora da zona de interesse. A 

conexão indesejada entre zonas e o não conhecimento do comportamento da pro-

pagação da fratura pode diminuir a eficiência da injeção (SOUSA JUNIOR, 2018). 

A estimulação de poços pela técnica do fraturamento hidráulico permite o 

aumento de produtividade/injetividade de poços de petróleo. Ela consiste em indu-

zir a formação de fratura por meio da injeção de fluidos de fraturamento sob alta 

pressão na formação de interesse, muitas vezes lançando mão de agentes de susten-

tação (propante) misturado ao fluido de fraturamento para manter a fratura aberta 

após o término da operação de estimulação (YEW e WENG, 2015).  

A injeção contínua de água com propagação de fratura, como dito anterior-

mente, visa aumentar a área de contato do fluido do interior do poço com a forma-

ção permoporosa, aumentando assim a injetividade do poço e, em alguns casos, 

melhorando o varrido do óleo existente no reservatório. 

Portanto, o processo de propagação de fratura induzida pela injeção contínua 

de água tem algumas similaridades, mas também algumas peculiaridades que a di-

fere do fraturamento hidráulico convencional. 

Na injeção contínua de fluidos, esses com características favoráveis à pene-

tração nas formações permoporosas (fluido penetrante), a pressão de injeção com 

propagação de fratura é dominada pela entrada dos fluidos no meio poroso 

(SETTARI e WARREN, 1994). Esse fraturamento é comumente chamado de fra-

turamento hidráulico de baixa eficiência. 

Em contraste, na estimulação das formações com fraturamento hidráulico, em 

que utilizam fluidos com viscosidade desfavorável à difusão dos fluidos nas forma-

ções permoporosas (fluido não penetrante), a pressão da operação é controlada pela 

entrada dos fluidos no meio poroso (SETTARI e WARREN, 1994).  
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Outra diferença é que usualmente na operação de fraturamento hidráulico uti-

lizam-se materiais de sustentação para manter a fratura aberta em contraste com a 

operação de injeção com propagação que não utiliza esses materiais de sustentação, 

resultando, portanto, em fechamento da fratura quando a injeção é cessada. Os vo-

lumes de fluidos injetados no processo de estimulação são muito pequenos quando 

comparados aos volumes de água injetada continuamente nas operações de injeção 

com propagação de fratura. 

O entendimento da propagação da fratura passa pela previsão do seu compor-

tamento, seja por meio de modelos analíticos ou numéricos. Alguns conceitos bá-

sicos descritos na seção seguinte serão utilizados para descrever o fenômeno da 

propagação da fratura, principalmente no que tange o problema da sua contenção 

vertical. 

 

2.2. 

Mecânica do Fraturamento Hidráulico 

2.2.1. 

Modos de Fraturamento 

Considerando que uma fratura é formada por duas superfícies planares ou 

subplanares, de acordo com a mecânica da fratura, existem três principais classifi-

cações que as distinguem pelo movimento relativo entre as superfícies (BROEK, 

1982). As fraturas de tração, também conhecidas como fratura por Modo I, apre-

sentam movimento relativo das superfícies perpendiculares entre si no sentido de 

afastá-las. As fraturas em Modo II e Modo III têm movimento relativo paralelo em 

relação ao plano (ou subplano) da fratura e por isso são chamadas de fraturas cisa-

lhantes. A Figura 2.2 mostra os três modos de propagação de fratura. 

Segundo Broek (1982), o efeito principal que causa o fraturamento de uma 

rocha intacta é a tração. Ghassemi et al. (2013) mostraram que próximo à superfície 

da fratura as tensões efetivas principais são muito reduzidas devido à alta poropres-

são induzida na região, indicando a formação de fratura por tração. 

De acordo com a Teoria Linear Elástica da Mecânica da Fratura, a tensão 

normal ao plano de fratura à sua frente tende para o infinito (RICE, 1968) quanto 

mais próximo da ponta da fratura e o termo mais relevante da tensão nessa região é 
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o relacionado ao Modo I (BROEK, 1982). Por essa razão, nesta dissertação, trata-

remos apenas das fraturas em Modo I. 

 

 

Figura 2.2 – Modo de propagação de fratura (modificado de Broek, 1982). 

 

2.2.2. 

Modelos de Fraturamento Hidráulico 

Existem diversos modelos de fraturamento. Os primeiros modelos desenvol-

vidos foram os clássicos analíticos KGD (Khristianovic-Geertsma-de Klerk), PKN 

(Perkins-Kern-Nordgren) e Radial, em que a fratura se desenvolve apenas horizon-

talmente. A partir de então, os modelos P3D, 3D planares, mais complexos e que 

melhor representavam o comportamento das fraturas, foram desenvolvidos.  

O modelo KGD (GEERTSMA e DE KLERK, 1969) assume deformação ape-

nas no plano horizontal de propagação da fratura e na outra direção, a deformação 

é matematicamente nula, assume altura da fratura constante, e não leva em consi-

deração a singularidade de tensões na ponta da fratura, assumindo, entretanto, que 

a variação da abertura da fratura com a variação do seu comprimento nessa região 

tende a zero. 

O modelo PKN (PERKINS e KERN, 1961) (NORDGREN, 1972) assume 

deformação no plano vertical de propagação da fratura com seção transversal elíp-

tica. Este modelo pode representar bem o caso de propagação de fraturas hidráulicas 

em região confinada verticalmente por barreiras à propagação. 
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De acordo com Yew e Weng (2015), considerando as hipóteses de deforma-

ção plana nos dois modelos, para relação comprimento/altura de fratura próximo a 

unidade, o modelo KGD apresenta comportamento mais aderente com a realidade, 

e para alta relação comprimento/altura de fratura o modelo PKN é considerado a 

melhor escolha. Os modelos KGD e PKN não consideram de forma adequada o 

comportamento mecânico da região em que a fratura está inserida, como, por exem-

plo, quando é ignorada a resistência à propagação da fratura e são empregadas cor-

relações elásticas homogêneas e isotrópicas, além de considerarem de forma muito 

simplificada a geometria da fratura. 

Outro modelo importante na evolução do conhecimento das fraturas é o cha-

mado modelo Radial ou Circular (SPENCE e SHARP, 1985). Esse modelo é apli-

cável quando a distribuição vertical das tensões horizontais mínimas in situ é uni-

forme. 

Variações dos modelos KGD, PKN e Radial foram desenvolvidos ao longo 

do tempo, sendo utilizados também para dar origem aos modelos pseudo-3D (P3D) 

e 3D (ADACHIA et al., 2007). Atualmente os modelos originais estão sendo pouco 

utilizados devido ao melhor entendimento do comportamento das fraturas e ao de-

senvolvimento dos modelos P3D e 3D. O modelo P3D propõe uma adaptação do 

fraturamento 3D planar, resolvendo seu comportamento físico, porém com um 

custo computacional menor. Naquele modelo o reservatório é homogêneo e isotró-

pico em relação às propriedades elásticas. Os modelos 3D planares assumem que o 

crescimento da fratura ocorre em um plano e fornecem estimativas de altura, com-

primento e abertura das fraturas, além de admitirem que as fraturas são simétricas 

para ambos os lados do poço (FONSECA, 2014). Esses modelos têm como pre-

missa que o meio é elástico e isotrópico infinito com propagação de fratura em 

Modo I onde consideram a resistência ao fraturamento das rochas e os deslocamen-

tos são representados por integrais de contorno (YEW e WENG, 2015). 

O crescimento da fratura é frequentemente analisado em termos do fator de 

intensidade de tensão. O fator de intensidade de tensão para uma fratura que está 

sofrendo tensão de tração (carregamento Modo I) é representado por KI que é uma 

medida de concentração de tensão na ponta da fratura. KI é função da tensão na 

região da ponta da fratura e do seu comprimento. Se KI exceder um limite crítico 

KIC, denominado tenacidade à fratura de um material, ocorrerá a propagação da 

fratura (FJAER et al., 2008). 
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A teoria da Mecânica da Fratura Elástica Linear (Linear Elastic Fracture Me-

chanics - LEFM) foi introduzida por Griffith em 1920 em que afirma que o processo 

de fraturamento se dá por um critério energético. Irwin (1957) definiu a energia 

total liberada para propagar uma fratura em Modo I (GI) como sendo a taxa de li-

beração da energia potencial armazenada no sistema por unidade de área de fratura 

formada. 

Em muitos casos os conceitos da LEFM não podem ser aplicados, principal-

mente quando a região de deformação plástica na ponta da fratura é consideravel-

mente grande. Para estes casos, a Mecânica da Fratura Não-Linear (Non-Linear 

Fracture Mechanics – NLFM) deve ser considerada (BROEK, 1982). 

Dois dos principais critérios de propagação de fratura foram propostos por 

Weels (1961) e Rice (1968). O primeiro sugere que o comportamento da propaga-

ção da fratura é determinado pelo deslocamento de abertura entre as faces da fratura 

formada e a tensão de escoamento do material na ponta da fratura (Crack Tip Ope-

ning Displacement – CTOD). O último propôs um método de cálculo para a quan-

tidade de energia que é liberada por unidade de área de aumento da superfície no 

processo de propagação (Integral-J). A Integral-J é análoga à taxa de energia libe-

rada de Griffith (GI) para a LEFM, embora não seja limitada às análises lineares 

elásticas (BROEK, 1982). As simulações conduzidas no presente estudo utilizam a 

Integral-J como método de propagação de fratura. 

 

2.3. 

Propagação Vertical da Fratura 

A propagação vertical das fraturas formadas pelas operações de injeção ou 

reinjeção de água é um ponto relevante na eficiência e segurança operacional dos 

projetos de produção de petróleo. Por vezes, deseja-se que a fratura fique contida 

no interior da zona que está ocorrendo a injeção e por outras vezes, o desejo é a 

conexão de múltiplas camadas do reservatório. Portanto, a contenção das fraturas 

hidráulicas deve ser estudada e bem entendida afim de ter melhor previsão da sua 

penetração vertical, evitando assim, o descontrole do seu crescimento em altura e a 

migração dos fluidos injetados para formações em que não se deseja injetar. 
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Diversos parâmetros são importantes para a contenção da fratura no reserva-

tório, tais como contraste de tensão entre as camadas em subsuperfície, proprieda-

des elásticas, tenacidade à fratura, ductilidade e permeabilidade (EEKELEN, 1982). 

Trabalhos (ABOU-SAYED et al., 1984 e WARPINSKI et al., 1982) indicam que o 

principal parâmetro responsável por manter o controle vertical das fraturas é o con-

traste de tensões entre o reservatório e a rocha selante. Warpinski et al. (1982) e 

Teufel e Clark (1984) mostraram ainda que alteração nas propriedades dos materiais 

tem pequena influência na contenção da fratura. Entretanto, Smith et al. (2001) afir-

mam que existem situações que aparentemente esse fato não se confirma. 

Eekelen (EEKELEN, 1982) argumenta que o contraste de tensão e a rigidez 

entre as camadas são os principais fatores que determinam a altura da fratura. Em 

seu trabalho, o autor faz uma estimativa da propagação vertical da fratura de acordo 

com o contraste de rigidez entre as camadas. 

Alguns autores (SMITH et al., 2001 e TEUFEL e CLARK, 1984) afirmam 

que o segundo parâmetro mais importante na contenção da fratura é o módulo de 

elasticidade (E). De acordo com Smith et al. (2001) a filtração do fluido (leakoff) 

para a formação e a tenacidade à fratura agem em combinação com o contraste de 

tensões e o módulo de Young no controle vertical da fratura. 

Noirot et al. (2003) afirmam que em muitos casos, com a observação do com-

portamento dos poços, basicamente dados de pressão, temperatura e vazão, o ope-

rador do campo de petróleo não percebe a injeção com propagação de fratura. A 

solução de acordo com Eisner et al. (2006) seria o monitoramento microssísmico. 

Sookprasong et al. (2014) mostram que é possível o monitoramento com fibra ótica. 

Para o caso de as fraturas permanecerem no reservatório alvo, porém, com propa-

gação em direção ao poço produtor, podem resultar na diminuição do varrido do 

óleo. Entretanto, em casos mais críticos, onde não tem evidência da direção de pro-

pagação da fratura, o problema da contenção emerge. 

Portanto, o entendimento do comportamento da fratura hidráulica (direção e 

magnitude) é essencial para a otimização da injeção/produção em projetos de ex-

plotação de petróleo. 
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3.  

Fundamentos Teóricos 

Neste capítulo serão abordados os fundamentos teóricos que foram utilizados 

para o desenvolvimento do presente trabalho. Inicialmente serão abordados aspec-

tos referentes à mecânica dos escoamentos em meios porosos e em fraturas e à me-

cânica do meio contínuo do problema. Em seguida serão apresentados os conceitos 

relacionados ao fraturamento hidráulico. Por fim, serão apresentados os aspectos 

numéricos e computacionais do simulador utilizado. 

Todas as equações assumem que tensão de compressão é negativa. 

 

3.1. 

Escoamento 

3.1.1. 

Balanço de Materiais 

A equação que governa o escoamento multifásico de um fluido Newtoniano 

em um meio poroso homogêneo e isotrópico é o balanço de materiais ou equação 

da difusividade hidráulica (CHEN et al. , 2006), descrita como 

 

∂(𝜌𝑓𝑣𝑖
𝑓

)

∂𝑥𝑖
=  −

∂(𝜙𝜌𝑓𝑆𝑓)

∂𝑡
+ 𝑞𝑓                                (3.1) 

 

onde, ϕ é a porosidade do meio, ρ é a massa específica do fluido, S é a saturação do 

fluido no meio poroso, q é a representação de uma fonte ou sumidouro de fluido 

externo e ν é o vetor da velocidade de escoamento do fluido. O sobrescrito f repre-

senta uma das fases que escoam no meio, óleo, gás ou água. Já o subíndice i pode 

ser qualquer um dos números 1, 2, 3, representando a direção do escoamento nos 

eixos cartesianos x, y e z, respectivamente. 
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3.1.2. 

Lei de Darcy 

Experimentos conduzidos por Henry Darcy utilizando escoamento de água 

em amostras de rochas areníticas inconsolidadas deram origem à formulação mate-

mática que descreve o movimento de fluidos, não apenas água, por meio de um 

volume poroso (COLLINS, 1961). Este equacionamento foi chamado de lei de 

Darcy, ou seja, 

 

𝑣𝑖
𝑓

=  −
𝑘𝑓

μ𝑓

∂

∂𝑥𝑖
[ 𝑝 + ρ𝑓𝑔𝑥3]                                   (3.2) 

 

A lei de Darcy estabelece que a velocidade aparente do fluido no meio poroso 

(𝒗) é proporcional à pressão (p) na direção do escoamento e inversamente propor-

cional à viscosidade do fluido (μ). A constante de proporcionalidade (k) é a perme-

abilidade da rocha expressa na unidade Darcy e. g é a força gravitacional e x3 é o 

eixo cartesiano paralelo à direção z. O sinal negativo indica que o escoamento é 

positivo na direção de menor potencial. A formulação pode ser aplicada em regiões 

de escoamento laminar. 

 

3.1.3. 

Escoamento nas Fraturas 

A integração das equações de Navier-Stokes pode representar bem o escoa-

mento dos fluidos no interior de uma fratura. A formulação resultante é chamada 

de lei cúbica e é apresentada na forma 

 

𝑣𝑖 =  −
𝑤2

12μ

𝑑𝑝

𝑑𝑥𝑖
                                               (3.3) 

 

onde 𝒗 é o vetor da velocidade aparente do fluido no interior da fratura e w a aber-

tura da fratura. Essa representação é válida para escoamento laminar, que representa 

o escoamento assumido para este trabalho. 

A geometria da fratura considerada é de duas placas paralelas, com abertura 

média (w), saturada com fluido Newtoniano de densidade e viscosidade constantes 
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que escoa em seu interior em regime linear devido à um gradiente de pressão cons-

tante (WILKES, 2018). Foram desprezadas ainda os efeitos de inércia e gravitacio-

nais. 

Para um caso específico (Figura 3.1) em que considera que a variação de pres-

são do fluido ao longo da abertura da fratura (direção z) é muito menor que o gra-

diente de pressão em relação às outras duas direções (x e y) e ignorando as forças 

de corpo, o movimento dos fluidos no interior da fratura pode ser expresso por 

(YEW e WENG, 2015) 

 

𝑣𝑠 =  −
1

2μ
[(

𝑤

2
)

2

− 𝑧2]
𝑑𝑝

𝑑𝑠
                                    (3.4) 

 

onde, s é a direção do escoamento dos fluidos no interior da fratura. 

Por simplificação de notação, o autor considera o escoamento na horizontal e 

em regime laminar. 

 

 

Figura 3.1 – Fratura hidráulica 3D (modificado de Yew e Weng, 2015). 

 

O regime de escoamento dos fluidos pode ser caracterizado a partir do número 

de Reynolds, interpretado como sendo a razão entre as forças inerciais e forças vis-

cosas. O escoamento é laminar quando o número de Reynolds é baixo, menor que 

2.000. Quando o número de Reynolds crítico é atingido o escoamento deixa de ser 

laminar começando uma transição para o escoamento turbulento. Em algumas situ-

ações o escoamento no interior da fratura apresenta velocidades elevadas, não se 
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comportando, portanto, como escoamento laminar. O escoamento turbulento do flu-

ido na fratura requer formulação diferente da apresentada anteriormente, não sendo 

o foco deste trabalho. 

 

3.1.4. 

Escoamento no Reservatório 

Neste trabalho utilizaremos um modelo de simulação 2D para todas as análi-

ses. Portanto, para mais fácil compreensão, serão expostos aqui o equacionamento 

linear para representar o escoamento no interior do reservatório. 

Partindo da equação da difusividade hidráulica com as considerações que não 

há escoamento vertical e que o escoamento areal se dá em regime permanente, 

(ROSA et al., 2006) mostraram que na injeção o escoamento monofásico linear 

pode ser expresso como 

 

𝑞𝑖𝑛𝑗 =  
𝐴 𝑘𝑤 (𝑝𝑤𝑓−𝑝)

𝜇𝑤 𝐵𝑤 𝐿 
                                            (3.5) 

 

onde, qinj é a vazão de injeção, A é a área transversal do meio poroso, kw é a perme-

abilidade efetiva da água, μw é a viscosidade da água de injeção, Bw é o fator de 

volume de formação da água e L é o comprimento do meio poroso (Figura 3.2). 

O índice de injetividade (II) de um poço é dado pela relação entre a vazão de 

injeção em condições padrão de superfície (qinj) e a diferença de pressão do poço 

na interface com o reservatório (pwf) e a pressão estática média do reservatório (pe), 

ou seja 

 

𝐼𝐼 =  
𝑞𝑖𝑛𝑗

(𝑝𝑤𝑓−𝑝𝑒)
                                               (3.6) 

 

Por vezes a água injetada ou reinjetada nos poços de petróleo apresenta ma-

teriais particulados e matéria orgânica que são capazes de bloquear as gargantas dos 

poros das formações ao escoamento, resultando em queda de injeção ao longo do 

tempo. Esse dano normalmente é localizado nas proximidades do poço ou da fratura 

hidráulica conectada ao poço. A zona de dano à permeabilidade ou skin, como é 
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comumente referenciada, é caracterizada por uma alteração de permeabilidade das 

rochas reservatório. Esse dano pode ocorrer também durante a perfuração e com-

pletação do poço. 

De forma simplificada, para escoamento linear, o dano pode ser representado 

por uma alteração na permeabilidade em uma pequena camada (LS) na interface do 

reservatório. A Figura 3.2 mostra a representação de uma porção de um meio poroso 

de permeabilidade k contendo um dano à permeabilidade (ks) em uma camada no 

lado em que há a entrada do escoamento. 

 

 

Figura 3.2 – Representação do fluxo linear com formação de dano. 

 

De acordo com (ROSA et al., 2006), um leito em série com fluxo linear pode 

ser representado por 

 

𝑞𝑖𝑛𝑗 =  
𝐴 𝑘̅𝑤  (𝑃𝑤𝑓−𝑃)

𝜇𝑤𝐵𝑤 𝐿 
                                            (3.7) 

 

com, 

 

𝑘̅𝑤  =  
𝐿

𝐿𝑠
𝑘𝑠

𝑤+
𝐿−𝐿𝑠

𝑘𝑤  
                                            (3.8) 

 

onde,  𝑘̅𝑤 é a permeabilidade efetiva média, kw
s é a permeabilidade da região com 

dano, kw é a permeabilidade efetiva da água e L é o comprimento do meio poroso. 
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O dano à permeabilidade do meio permoporoso na interface com o poço causa 

diminuição na filtração do fluido para a formação. Essa alteração na permeabilidade 

do fluido (diminuição) faz com que a pressão no poço ou na fratura conectada ao 

poço aumente, eventualmente excedendo o valor de pressão crítica requerida para 

a propagação de uma fratura (ABOU-SAYED et al., 2005). 

 

3.2. 

Equilíbrio Estrutural 

3.2.1. 

Balanço de Momento 

A partir da lei de Newton do balanço de forças e considerando a versão quase-

estática (desconsidera forças externas) é possível derivar a conservação de mo-

mento linear de um corpo sólido como 

 

∂𝜎𝑖𝑗

∂x𝑖
+ 𝜌𝑏𝑗 = 0                                               (3.9) 

 

onde, ρ é a massa específica do corpo e b é a força de corpo, que pode ser, por 

exemplo, a força gravitacional. Os subíndices i e j pode ser qualquer um dos núme-

ros 1, 2, 3, representando os eixos cartesianos ou os planos x, y e z, respectivamente. 

Para o tensor de tensões (σ), o primeiro subíndice representa o plano em que a ten-

são está sendo aplicada e o segundo subíndice a direção do componente. 

 

3.2.2. 

Estado de Tensões 

O estado de tensões em um ponto do contínuo é definido por meio de um 

tensor que está relacionado a forças que agem sobre esse ponto. A Figura 3.3 mostra 

esquematicamente as componentes do tensor de tensão (σij) que agem sobre um 

volume infinitesimal em coordenadas cartesianas. Devido à simetria (𝝈𝒊𝒋 =  𝝈𝒋𝒊), o 

tensor de tensões é completamente caracterizado por 6 componentes. 
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. 

 

Figura 3.3 – Componentes do tensor de tensão aplicado sobre um volume infinitesimal. 

 

Nas jazidas de petróleo, os poros existentes nas rochas estão saturados com 

fluidos. O estado de tensão de um volume divide-se em duas parcelas, a que age 

sobre a parte sólida, chamada de vetor de tensão efetiva (𝝈𝒊𝒋
′ ), e a parcela de tensões 

relativas à pressão dos fluidos que saturam os poros (BIOT, 1941). 

A poroelasticidade é o estudo da deformação de meios porosos saturados, e 

um dos aspectos importantes é o acoplamento elástico entre a fase fluida que pre-

enche os poros e a parte sólida de um volume poroso submetido a taxas de tensões 

efetivas. Portanto, um estado de tensão pode ser descrito por 

 

𝜎𝑖𝑗 =  𝜎𝑖𝑗
′ −  𝛼 𝑝𝑝 𝛿𝑖𝑗                                      (3.10) 

 

onde, α é o coeficiente de Biot-Willis, que varia de 0 a 1, 𝑝𝑝 é a pressão dos fluidos 

no interior dos poros, ou simplesmente pressão de poros e 𝛿𝑖𝑗 é o delta de Kronecker 

que assume valor unitário quando i é igual a j e valor nulo quando i é diferente de 

j. O coeficiente de Biot-Willis controla o grau de influência da pressão do fluido na 

deformação do meio (FJAER et al., 2008). 
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Quando há mudança de pressão uniforme em um reservatório lateralmente 

infinito com apenas deformação elástica devido à produção ou injeção, mudanças 

na tensão total são geradas, podendo ser representadas por (MULDERS, 2003) 

 

∆𝜎𝑖𝑗 = 𝐴 . ∆ 𝑝𝑝                                                 (3.11) 

 

onde A é o parâmetro poroelástico, dado por 

 

𝐴 = 𝛼
1−2𝜈

1−ν
                                                   (3.12) 

 

onde, ν é o coeficiente de Poisson. 

 

 

3.2.3. 

Tensão-Deformação Elástica 

Uma deformação pode ser entendida como sendo uma mudança de forma e/ou 

volume de um corpo. Assim como o estado de tensão, a deformação também é de-

finida por um tensor (𝜺𝒊𝒋) simétrico, 𝜺𝒊𝒋 =  𝜺𝒋𝒊. Quando os subíndices são iguais, a 

deformação é normal. Já o tensor, quando os subíndices são diferentes, está relaci-

onado a uma deformação cisalhante. 

Existem diversas leis constitutivas que relacionam as tensão e deformação de 

um material (ZOBACK, 2007). Para materiais elásticos, por exemplo, em que a 

deformação é reversível, a relação entre tensão efetiva e deformação é dada por um 

módulo de elasticidade, uma constante de proporcionalidade linear, comumente co-

nhecido como módulo de Young (E). O módulo de Young representa a rigidez do 

material em compressão uniaxial simples. Outra propriedade elástica dos materiais 

pode ser caracterizada pelo coeficiente de Poisson (ν) que representa a relação de 

deformação perpendicular à direção de uma força que está sendo aplicada no mate-

rial e a deformação normal a essa força. 

Pela teoria da elasticidade linear, a relação tensão deformação de um material 

isotrópico pode ser expressa pela seguinte correlação 
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𝜎𝑖𝑗
′ =

𝐸 𝜈

(1+𝜈)(1−2𝜈)
 𝜀𝑣𝑜𝑙 𝛿𝑖𝑗 +  

𝐸

(1+𝜈)
 𝜀𝑖𝑗                           (3.13) 

 

onde,  𝜀𝑣𝑜𝑙 é a deformação volumétrica do material correspondendo à soma das de-

formações normais nas direções x, y e z, para um sistema cartesiano. 

3.2.4. 

Deformação-Deslocamento 

A relação deformação-deslocamento, também conhecida como cinemática de 

um material, para pequenos deslocamentos é dado por um tensor simétrico, ou seja 

 

 𝜀𝑖𝑗 =
1

2
(

∂u𝑗

∂x𝑖
+

∂u𝑖

∂x𝑗
)                                            (3.14) 

 

onde, ε é o tensor de deformação e u é o vetor de deslocamento. 

 

3.2.5. 

Tensões Térmicas 

A variação da temperatura de um corpo resulta em mudança de seu volume, 

contração ou expansão. Uma variação negativa de temperatura, por exemplo, re-

sulta em contração da rocha o que faz com que o estado de tensão do meio seja 

relaxado. O componente térmico do estado de tensão, para condição elástica, é dado 

por (FJAER et al., 2008) 

 

𝜎𝑖𝑗
′ =

𝐸

(1−2𝜈)
 𝛽𝑇(𝑇 −  𝑇𝑜)𝛿𝑖𝑗                                    (3.15) 

 

onde,  𝛽𝑇 é o coeficiente de expansão térmico linear da rocha, T é a temperatura do 

meio e To é a temperatura inicial. 
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3.3. 

Estado de Tensões in situ 

Um estado de tensões é caracterizado pelas três tensões principais e a orien-

tação dessas tensões. Em bacias com baixo grau de tectonismos da crosta terrestre, 

acredita-se que a tensão vertical é uma das tensões principais. A tensão vertical 

normalmente aumenta linearmente com a profundidade, representando o peso dos 

materiais existentes acima, enquanto as tensões horizontais dependem também da 

litologia ou do tipo de formação. 

A componente vertical da tensão in situ (σv) para uma profundidade z de água 

do mar (hw) acima, onde ρw e ρ são a massa específica da água do mar e da rocha 

saturada, respectivamente, pode ser expresso por 

 

 𝜎𝑣 = 𝜌𝑤𝑔 ℎ𝑤  +  ∫ 𝜌(𝑧)𝑔
𝑧

ℎ𝑤 𝑑𝑧                                (3.16) 

 

Warpinski (1989) aplicou a teoria da elasticidade para obter o estado de ten-

sões em subsuperfície para deformações tectônicas (ε) e mudança de temperatura 

da rocha ao longo do período geológico (ΔT), ou seja 

 

𝜎ℎ
′ =

 𝜈

(1−𝜈)
𝜎𝑉

′  +  
𝐸

(1−𝜈2)
 𝜀ℎ +

𝜈𝐸

(1−𝜈2)
 𝜀ℎ +  

𝐸 𝛽𝑇𝛥𝑇

(1−𝜈)
                 (3.17) 

 

𝜎𝐻
′ =

 𝜈

(1−𝜈)
𝜎𝑉

′  + 
𝐸

(1−𝜈2)
 𝜀𝐻 +

𝜈𝐸

(1−𝜈2)
 𝜀ℎ + 

𝐸 𝛽𝑇𝛥𝑇

(1−𝜈)
                 (3.18) 

 

onde a mínima e a máxima tensões horizontais efetivas, σ’
h e σ’

H, respectivamente, 

consideram comportamento do meio elástico para propriedades e poropressão das 

rochas constantes. 

Fjaer et al. (2008) cita o trabalho de Warpinski (1985) que concluiu que as 

tensões nas camadas de folhelhos normalmente se aproximam das condições de 

tensão litostática, enquanto para os arenitos os valores das tensões horizontais são 

significativamente mais baixos. 

O mesmo autor afirma ainda que o contraste entre as tensões do folhelho (ro-

cha selante) e reservatório arenítico (formação de interesse para a produção) é o 

aspecto mais importante para manter uma fratura hidráulica contida no reservatório. 
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Portanto, o contraste de tensões in situ representa barreira para a propagação verti-

cal de fratura, mas não é o único parâmetro que determina sua contenção. 

 

3.4. 

Critério de Propagação da Fratura 

Na mecânica da fratura existem diversos critérios para a propagação de fra-

tura, e que, dependendo do caso, são aplicáveis para descrever o seu comporta-

mento. É possível descrever o estado de tensões e deformações na região da ponta 

da fratura, mas não há um consenso com relação às condições que farão com que 

essa fratura se propague (BROEK, 1982). Sousa Junior (2018) fez uma revisão dos 

critérios de propagação de fratura em que se destacam os critérios de intensidade 

de tensão na ponta da fratura e Integral-J. Neste item serão abordados conceitos 

importantes para compreender o critério de fraturamento que foi utilizado para o 

desenvolvimento dos estudos aqui descritos. 

3.4.1. 

Fator de Intensidade de Tensões (KI) 

O fator de intensidade de tensões em Modo I (KI) é uma medida da concen-

tração de tensões na ponta da fratura e depende da geometria do problema e das 

condições de carregamento, ou seja 

 

𝐾𝐼 = 𝑙𝑖𝑚
𝑟→0

(√2𝜋𝑟) ⋅ 𝜎𝑗[𝑟 → 0]                                (3.19) 

 

onde, r é a distância à ponta da fratura e σj é o componente angular da tensão na 

ponta da fratura, conforme Figura 3.4. 

Na região próxima à ponta da fratura (r → 0), a tensão tende para o infinito, 

apresentando assim uma singularidade local. Portanto, o fator de intensidade de 

tensão é uma medida da tensão e deformação do ambiente da qual a ponta da fratura 

está inserida (BROEK, 1982). 

De acordo com o critério de propagação de fratura utilizando o fator de inten-

sidade de tensão, a propagação da fratura ocorrerá quando (KI) atingir um valor 
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crítico (KIc). Portanto, KIc é a tenacidade do material, uma medida da resistência do 

material à propagação de uma fratura e pode ser obtido experimentalmente. 

 

 

Figura 3.4 – Tensões na ponta da fratura (modificado de Broek, 1982). 

 

Vale destacar aqui que a teoria do fator de intensidade de tensões falha por 

não prevê deformação plástica da rocha na ponta da fratura. Por isso a tensão tende 

para o infinito nessa abordagem. 

 

3.4.2. 

Energia Desprendida de Griffith Crítica (GIc) 

Griffith, em 1921, foi um dos primeiros a estudar a propagação da fratura por 

um método energético. Em experimento utilizando uma placa plana infinita com 

espessura unitária com carregamento (σ) em suas extremidades sem, entretanto, que 

haja deslocamento das próprias extremidades, mostrou que a propagação de uma 

fratura central de extensão Lf para Lf + dLf resultou em liberação de energia (Figura 

3.5) (BROEK, 1982).  
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Figura 3.5 – Placa plana infinita fraturada com extremidades fixas (modificado de Broek 

1982). 

 

O autor relata que, baseado no cálculo do estado de tensão para uma fratura 

proposta por Inglis (1913), é possível representar a taxa de energia elástica liberada 

em Modo I (GI) por 

 

𝐺𝐼 =
𝜋𝜎2𝐿𝑓

𝐸
                                                (3.20) 

 

onde, E é o módulo de Young. 

Como critério de fraturamento, a taxa de energia elástica liberada deve exce-

der um valor crítico para que haja aumento no comprimento da fratura, GIc. O cri-

tério de intensidade de tensão é equivalente ao critério de energia apresentado e 

podem ser atendidos simultaneamente para um material elástico, conforme mos-

trado na eq. (3.21). Broek (1982) mostra que para a condição de estado plano de 

deformação o termo (1 − 𝜈2), onde ν é o coeficiente de Poisson, deve ser inserido 

no cálculo da energia livre de Griffth crítica (GIc), ou seja 

 

𝐺𝐼𝑐 =
𝐾𝐼𝑐

2

𝐸
(1 − 𝜈2)                                         (3.21) 
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3.4.3. 

Integral-J  

Para os casos em que a região de plastificação na ponta da fratura é conside-

rável, G não pode ser determinado a partir do estado de tensões elástico já que a sua 

determinação é consideravelmente afetada pela zona de plastificação da ponta da 

fratura. A Integral-J é uma alternativa para o cálculo da taxa de energia liberada 

para os casos em que os efeitos da plasticidade não são negligenciáveis. 

Rice (1968) desenvolveu o conceito da Integral-J e aplicou a problemas de 

propagação de fratura. Baseado na conservação de energia, o autor desenvolveu 

uma integral de contorno que, independentemente do caminho (Γ) ao redor da ponta 

da fratura, calcula a energia liberada por unidade de área de aumento da superfície 

da fratura (ver Figura 3.6), ou seja 

 

𝐽 = ∫ (𝑊𝑑𝑦 − 𝑇𝑖𝑗
∂u𝑖

∂x
𝑑𝑠)

𝛤
                                    (3.22) 

 

𝑊 = ∫ 𝜎𝑖𝑗𝑑𝜀𝑖𝑗
𝜀𝑖𝑗

0
                                           (3.23) 

 

onde, W é a energia ou trabalho de deformação por unidade de volume, associado 

ao tensor deformação, Tij é a tração perpendicular a Γ, ui é o deslocamento na dire-

ção x e ds é uma parte discreta de Γ. 

 

 

Figura 3.6 – Caminho arbitrário em que a Integral-J é calculada (modificado de Rice, 1968). 

 

Para materiais elásticos, a Integral-J é numericamente equivalente à taxa de 

energia elástica liberada (GI). Como critério de propagação, é fácil perceber que 
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quando a Integral-J exceder o valor da taxa de energia total crítica liberada na pro-

pagação (GIc), a fratura irá se propagar no meio (RICE, 1968). 

O mesmo autor demonstrou que o método da Integral-J pode ser aplicado para 

materiais elásticos e plásticos (RICE, 1968). 

 

3.4.4. 

Propagação de uma Fratura Hidráulica em um Meio Homogêneo 

Uma fratura hidráulica é caracterizada pelo rompimento de um meio contínuo 

em que um fluido pressurizado no seu interior sustenta a descontinuidade aberta. 

De acordo com Hagoort et al. (1980), durante o processo de aumento da fratura, a 

pressão de propagação da fratura hidráulica é dada por 

 

𝑃𝑓𝑝 = 𝑃𝑓𝑜𝑐 +
𝐾𝐼𝑐

√𝜋𝐿𝑓
                                          (3.24) 

 

com 

 

𝑃𝑓𝑜𝑐 = 𝜎ℎ𝑚𝑖𝑛                                             (3.25) 

 

onde, Pfp é a pressão de propagação da fratura, Pfoc é a pressão de abertura/fecha-

mento da fratura, KIc é o fator crítico de intensidade de tensões, Lf é a metade do 

comprimento total da fratura e σhmin é o componente do estado de tensão perpendi-

cular à direção de propagação de fratura. A eq. (3.24) é válida para quando o com-

primento da metade da fratura é maior que o diâmetro do poço. 

De acordo com a eq. (3.24), quando o comprimento da fratura alcança valores 

muito grandes (da ordem de poucas dezenas de metros, a depender de σhmin), o termo 

da tenacidade fica desprezível e, portanto, para a propagação da fratura, basta que 

a pressão no seu interior seja maior do que a menor tensão confinante. 

Combinando as eq. (3.21), eq. (3.24) e eq. (3.24), e considerando o caso de 

placa infinita, a energia liberada na propagação da fratura por unidade de área pode 

ser representada analiticamente como 
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𝐺𝐼𝑐 =
𝜎𝑐

2(1−𝜈2)𝜋𝐿𝑓

𝐸
                                           (3.26) 

 

onde, 𝜎𝑐 é a tensão de tração na ponta da fratura suficiente para sua abertura.  

A eq. (3.26) mostra três aspectos com relação à dependência do GIc: o material 

que compõe o meio fraturado, o nível de tensão que a ponta da fratura está subme-

tida e o tamanho da fratura já existente. 

É possível verificar que quanto maior o comprimento da fratura, maior o GIc 

ou resistência à propagação da fratura. O contrário ocorre com a rigidez do material 

(E) que quanto maior for o seu valor, menor o GIc do material. 

 

3.5. 

Propagação de Fratura em Meios Estratificados 

As rochas em subsuperfície quando em ambiente pouco acidentado estão dis-

postas em camadas estratigráficas com intercalações de diferentes litologias. Cada 

uma dessas camadas possui propriedades mecânicas diferentes e, portanto, estão 

submetidas a diferentes estados de tensão, como mostrado na Figura 3.7 

(SIMONSON et al. 1978). Os contrastes de tensões e propriedades, principalmente 

a rigidez, constituem barreiras para a propagação de fratura.  

 

 

 

Figura 3.7 – Representação esquemática da tensão in-situ agindo em subsuperfície 

(modificado de Simonson et al., 1978). 
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Considerando o cálculo de fator de intensidade de tensões, em um meio que 

apresenta variação de tensão entre as várias camadas, Eekelen (1982) estudou o 

efeito do contraste da rigidez elástica em diferentes camadas e, separadamente, o 

efeito do contraste de tensão in situ, além de propor um método analítico para o 

cálculo do avanço vertical e horizontal das fraturas. O autor considerou um sistema 

de três camadas, conforme a Figura 3.8, em que a camada central, de altura h, que 

recebe o fluido injetado, está entre duas camadas. 

 

 

Figura 3.8 – Fratura hidráulica em um sistema de três camadas (modificado de Eekelen, 

1982). 

 

Eekelen (1982) propôs o cálculo para a relação entre as propagações vertical 

(H) e horizontal (2Lf) da fratura para o caso de três camadas variando-se a rigidez 

elástica na forma do módulo de cisalhamento (G). A camada central possui módulo 

de cisalhamento G1 e as camadas externas possuem as mesmas propriedades de 

rigidez (G2 >G1). A referida relação é dada por 

 

2𝐿𝑓 = ℎ (1 +
12

19

𝐺1

𝐺2
𝐹)

1

2
                                      (3.27) 

 

com, 

 

𝐹 = (1 +
1

2

𝐺1

𝐺2
) 𝑙𝑜𝑔

𝐻

ℎ
+

3

4
(

𝐻

ℎ
− 1) −

1

8

𝐺1

𝐺2
(

𝐻2

ℎ2
− 1)               (3.28) 

 

Para o contraste horizontal de tensões in situ, onde σ1 e σ2 (σ1<σ2) são as me-

nores tensões horizontais de confinamento da camada a ser fraturada e das camadas 
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adjacentes, respectivamente, Simonson et al. (1978) propuseram uma relação ana-

lítica para a pressão necessária para a fratura penetrar na camada de maior tensão 

in situ (𝑃̂f,H) em função da altura vertical da fratura formada (H). Eekelen (1982) 

fez um rearranjo da formulação proposta por Simonson et al. (1978), ou seja 

 

p𝑓,𝐻 = 𝜎1 +
1

1.25

𝐾𝐼𝑐

√𝐻
+ (𝜎2 − 𝜎1)

2

𝜋
𝑎𝑟𝑐𝑐𝑜𝑠

ℎ

𝐻
                     (3.29) 

 

onde, KIc é a resistência á fratura do material. 

A partir da eq. (3.29) é possível construir o gráfico da Figura 3.9 onde o eixo 

horizontal representa o diferencial de pressão, ou Net Pressure, ∆p = pf,H – σ1, o 

eixo vertical a altura da fratura na rocha capeadora e as curvas, diferentes contrastes 

de tensão entre a rocha capeadora e a rocha reservatório para K𝐼𝑐 = 1,0 MPa 𝑚1/2 

e h = 50 m. No gráfico é possível constatar que quanto maior o contraste de tensões 

entre a rocha capeadora e a rocha reservatório (σ2 – σ1), maior será a pressão reque-

rida para a fratura propagar na capeadora. 

 

 

Figura 3.9 – Gráfico do avanço da fratura na rocha capeadora dependente do diferencial 

de pressão necessário para a fratura penetrar na capeadora para diferentes contrastes de 

tensão. 
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As propriedades mecânicas das diferentes camadas das rochas em subsuper-

fície aliadas aos gradientes de tensões mínimas confinantes dessas camadas são im-

portantes características que determinam a contenção da fratura. Assim como 

Eekelen (1982) outros estudos mostram os efeitos isolados dos aspectos controla-

dores da contenção, mas são poucos os trabalhos conduzidos com o objetivo de 

verificar a interdependência dos fatores dominantes no processo de contenção da 

fratura com injeção de água no longo prazo. Nessa dissertação, pretende-se estudar 

numericamente a combinação dos principais aspectos importantes para a contenção 

da fratura hidráulica em períodos longos de injeção de água. 

 

3.6. 

Modelo Numérico 

A seguir, são destacados os principais cálculos numéricos implementado no 

simulador que foram utilizados nessa dissertação (SOUSA JUNIOR, 2018). 

A equação do balanço de materiais foi discretizada utilizando o Método dos 

Volumes Finitos, da seguinte forma 

 

1

𝐵𝑤
∫ 𝑣𝑛𝐴

dA + 𝑞𝑠𝑡𝑑 =  𝑉𝑏  
𝜕

𝜕𝑡
( 

∅ 𝑆𝑤

𝐵𝑤
 )                           (3.30) 

 

onde, Bw é o fator volume formação da água, vn é o vetor da velocidade do escoa-

mento na direção normal à área A da interface dos volumes finitos, qstd é a vazão 

que entra ou sai do volume finito em condições termodinâmicas padrão (standard), 

Vb é o volume total de rocha, ϕ é a porosidade do meio e Sw é a saturação de água 

do meio, que neste trabalho está sendo considerado igual a 1. Os gradientes de pres-

são entre os nós são aproximados pelo Método de Diferenças Finitas. Para este tra-

balho foi considerado apenas o escoamento compressível e monofásico (água), em 

regime laminar, tanto no meio poroso como no interior da fratura. 

A equação do balanço de momento foi discretizada pelo Método de Elemen-

tos Finitos utilizando elementos hexaédricos de 8 nós, com 8 pontos de Gauss in-

ternos, ou seja 
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∭ 𝑩𝑇 ∆𝝈′ dV −  α ∭ ∆𝑝𝑝 𝑩𝑇𝒎 dV +  ∬ 𝑵𝑇 ∆𝛕 dA = 0      (3.31) 

 

onde, B e N são as matrizes de relação deslocamento-deformação e funções de 

forma, respectivamente, ∆σ’ é a variação do tensor de tensões efetivas, ∆pp é a va-

riação da poropressão vinda do balanço de materiais, m é um tensor diagonal, V é 

o volume, α é o Coeficiente de Biot e ∆τ é o vetor de tração na superfície livre. Os 

deslocamentos são calculados nos nós enquanto as deformações e as tensões são 

calculadas nos pontos de Gauss. 

O sistema de equações é resolvido por acoplamento sequencial, em que as 

equações dos balanços de massa e de momento são resolvidas independentemente 

uma da outra. As informações de pressão entre elas são trocadas no mesmo passo 

de tempo, enquanto as informações do escoamento são trocadas no passo de tempo 

seguinte. Os efeitos poroelástico e termomecânico são considerados no cálculo do 

balanço de momento. 

O simulador utilizado neste trabalho foi desenvolvido por Sousa Junior 

(2018). A Figura 3.10 apresenta o workflow das etapas de cálculo e as iterações para 

cada passo de tempo. O simulador tem uma utilização mais ampla do que está sendo 

utilizado neste trabalho. Entre as respostas possíveis do simulador, destacam-se o 

binômio vazão-pressão de fratura, comprimento horizontal da fratura, penetração 

vertical da fratura, eficiência do fraturamento (relação entre o volume da fratura e 

o volume de água injetado) e a espessura da fratura em função do tempo. 
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Figura 3.10 – Workflow do processo de iteração na propagação da fratura hidráulica. 
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4.  

Resultados e Discussões 

 Os experimentos numéricos aqui utilizados têm como premissa o comporta-

mento estacionário dos processos mecânicos envolvidos. Além disso, a partir daqui, 

apenas para facilitar a compreensão, será adotado o sinal positivo para representar 

as tensões compressivas. 

 

4.1. 

Validação do Modelo Numérico 

Com o intuito de verificar a implementação numérica do simulador empre-

gado e comprovar sua aplicabilidade no estudo de caso deste trabalho, foram con-

duzidos testes de validação dos modelos utilizados no estudo. Esses testes consisti-

ram em verificar a aderência do modelo numérico com modelos analíticos conhe-

cidos. 

 

4.1.1. 

Caso de Escoamento em Meio Poroso 

Este teste tem por objetivo avaliar a solução numérica para o escoamento li-

near permanente em meio poroso. O escoamento linear permanente foi escolhido 

pois, para o estudo de caso apresentado na seção 4.2, as análises foram feitas ao 

final das simulações e, neste instante, o estado estacionário de escoamento é atin-

gido. 

Para o teste foi utilizado um meio poroso limitado, com 4 metros de altura, 5 

metros de largura e 1000 mD (9,86923 x 10-13 m²) de permeabilidade. Três compri-

mentos do meio poroso foram testados: 100, 300 e 500 metros. A poropressão ini-

cial no meio poroso é 5.000 kPa, o fator volume formação inicial do fluido é 1,00 e 

a viscosidade do fluido é 1 cP (1, x 10-3 Pa.s). Ao injetar um fluido de vazão cons-

tante qinj em uma das faces, com a mesma vazão de saída, a pressão na face de 

entrada (pwf) é registrada. 
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A Figura 4.1 mostra um esquemático do teste realizado com a discretização 

do modelo utilizada para esta validação e um gráfico de pressão versus vazão para 

os três comprimentos testados, onde são comparadas as soluções analíticas e numé-

ricas. É possível constatar que as soluções analíticas e numéricas são compatíveis, 

atestando a validade do modelo numérico do escoamento linear permanente. 

 

 

Figura 4.1 – Pressão de entrada no meio poroso para os comprimentos 100, 300 e 500 

metros 

 

4.1.2. 

Caso Poroelástico 

Para a validação do modelo poromecânico elástico e isotrópico, buscou-se 

avaliar as variações das tensões efetivas verticais e horizontais, ∆𝜎𝑣
′  e ∆𝜎ℎ

′ , respec-

tivamente, e os deslocamentos verticais, ∆h, com a variação da poropressão do meio 

poroso. 

O modelo utilizado para a validação tem as características conforme a Tabela 

4.1 e a formulação analítica utilizada para legitimar o modelo numérico é apresen-

tado pelo conjunto de equações (FJAER et al., 2008) 
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𝜀ℎ = 0 

𝜀𝑣 =
∆ℎ

ℎ
= 𝛼 

1

𝐸

(1 + 𝜈)(1 − 2𝜈)

1 − 𝜈
∆𝑝𝑝 

∆𝜎𝑣
′ = ∆𝜎𝑣 − 𝛼∆𝑝𝑝 = −𝛼∆𝑝𝑝                                   (4.1) 

∆𝜎ℎ
′ = ∆𝜎𝐻

′ =
𝜈

1 − 𝜈
𝛼∆𝑝𝑝 

 

onde, εv é a deformação vertical, h é a altura do modelo, α é o coeficiente de Biot, 

E é o módulo de Young, ν é o coeficiente de Poisson, σ’ e σ são as tensões efetiva e 

total e ∆pp é a variação de poropressão do meio. Os subíndices v, h e H referenciam 

às tensões verticais, horizontais mínima e máxima, respectivamente. 

 

Tabela 4.1 – Propriedades e dimensões utilizadas na validação do modelo numérico. 

Dimensões 10 x 10 x 10 m³ 

Número Elementos Finitos da malha 1.000  

Módulo de Young 6.60 x 109 Pa 

Coef. Poisson  0.32   

Coef. de Biot  0.83   

Tensão Vertical Total Inicial 41.00 x 106 Pa 

Tensão Horizontal Total Inicial 37.00 x 106 Pa 

Tensão Vertical Efetiva Inicial 15.95 x 106 Pa 

Tensão Horizontal Efetiva Inicial 11.95 x 106 Pa 

Poropressão inicial 30.00 x 106 Pa 
 

São impostos ao modelo aumentos incrementais de poropressão e obtêm-se 

como resposta variações de deslocamento, de deformação e de tensões efetivas, 

verticais e horizontais. A Figura 4.2 mostra que as respostas do modelo numérico 

são compatíveis com o esperado a partir das formulações analíticas (ver eqs. (4.1)). 
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Figura 4.2 – Variações de tensões efetivas e deslocamentos com aumentos de poropres-

são. 

 

4.1.3. 

Caso de Propagação de Fratura 

Foi testado numericamente o caso da propagação vertical de uma fratura, con-

siderando estado plano de deformação em um meio envolvendo contraste de ten-

sões, em que se verificou a aderência numérica ao desenvolvimento analítico de 

Simonson et al. (1978). 

O teste foi executado em um modelo representando o plano perpendicular à 

direção de propagação da fratura contendo três camadas. São aplicados degraus de 

pressurização em uma das extremidades da camada intermediária contendo uma 

fratura pré-existente em toda sua extensão. As pressões permaneceram no mesmo 

valor por tempo suficiente até que o sistema entrasse em estado estacionário. Ao 

final de cada pressurização, investigou-se a altura da fratura induzida nas camadas 

superior e inferior. 

A camada intermediária apresenta tensão horizontal mínima (σ1) menor que 

as camadas que a compreendem, que por sua vez, têm o mesmo valor de tensão 

horizontal mínima (σ2). Todas as outras propriedades do modelo são constantes e 

iguais para as três camadas. 

A Figura 4.3 mostra um esquema da modelagem desse teste. O modelo con-

sidera a existência de uma fratura de altura h, limitada na região de mais baixa ten-

são mínima horizontal, e infinita na direção de propagação horizontal, 
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perpendicular à menor tensão e ao plano representado na Figura 4.3. A fratura pre-

existente tem comprimento do modelo na direção normal ao plano xz conectando a 

rocha permoporosa da camada intermediária ao poço pressurizado. São apresentas 

também na Figura 4.3 as condições de contorno do modelo. 

 

 

Figura 4.3 – Esquema do modelo contendo três camadas com contraste de tensão entre 

elas. 

 

Os dados do modelo estão na Tabela 4.2. 

 

Tabela 4.2 – Dados do modelo utilizado para a validação de propagação de fratura. 

Dados do modelo Valores Unidade 

Dimensões do modelo 400 x 400 m2 

h 50 m 

Módulo de Young 1.0 x 1010
 Pa 

Coef. Poisson 0.25  

Coef. Biot 0.73  

 

A Figura 4.4 mostra a propagação vertical de uma fratura em quatro pressu-

rizações crescentes. A Figura 4.4 (a) mostra o esquema das camadas com a pressu-

rização em uma extremidade da porção intermediária e a dilatação (abertura) da 

fratura nessa camada (plano yz) bem como as tensões mínimas confinantes das três 

regiões. A Figura 4.4 (b) mostra a propagação vertical da fratura em diferentes pres-

sões de injeção. Nela estão representados também, com uma amplificação de 500 

vezes para facilitar a visualização, a deformação da malha devido os deslocamentos 

horizontais (escala de cores) para as diferentes pressões de injeção. No estágio ini-

cial a fratura não se dilatou enquanto nos dois estágios de pressurização seguinte 
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ela se dilatou, mas ficou contida na camada de menor tensão horizontal mínima 

(σh). No último estágio de pressurização a fratura se propaga para a rocha capea-

dora. 

 

Figura 4.4 – Propagação vertical e deslocamento horizontal (escala de cores) de uma fra-

tura em modelo de três camadas. 
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A representação analítica desse problema foi apresentada anteriormente por 

meio da eq. (3.29), em que relaciona a pressão no interior da fratura com a penetra-

ção da fratura em uma camada de maior tensão horizontal mínima. A Figura 4.5 

mostra o avanço da fratura na camada superior, comparando a formulação analítica 

e o modelo numérico para diferentes contrastes de tensões entre as camadas (σh2 - 

σh1). Para os contrastes de tensões de 0,5x106, 1,0x106 e 2,0x106 Pa, a tensão mí-

nima horizontal inicial da camada intermediária foi de 34,0x106 Pa e para o con-

traste de tensões de 4,0x106 Pa, a tensão mínima horizontal inicial da camada inter-

mediária foi de 32,0x106 Pa.  

 

 

Figura 4.5 – Comparativo das alturas de fratura dos modelos analíticos e numéricos. 

 

É possível observar que o início da propagação da fratura na camada superior 

inicia-se com pressões na fratura próximas à tensão mínima da camada intermedi-

ária e então “caminha” para as tensões da camada superior à medida que a fratura 

cresce verticalmente. 

Levando-se em consideração a complexidade do problema e das dificuldades 

na escolha de uma malha adequada para representar o problema, o modelo numérico 

apresenta boa correlação com o cálculo analítico apresentado pela eq. (3.29), vali-

dando assim as simulações que serão apresentadas neste trabalho. 
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4.2. 

Estudo de Caso 

O estudo de caso tem por objetivo analisar as características relevantes na 

modelagem 2D do fraturamento hidráulico para melhor entender o comportamento 

da contenção da fratura no problema da injeção de água sob alta pressão. Para tanto, 

foi feito estudo de sensibilidade dos parâmetros envolvidos na modelagem 2D para 

então estudar conjuntamente os parâmetros mais relevantes para a contenção da 

fratura. 

O modelo 2D aqui empregado propõe representar a região de um poço injetor 

de água na profundidade do reservatório e os 150 metros de rocha contidas abaixo 

e acima dele. A fratura formada inicialmente no reservatório está conectada ao poço 

injetor que provê a pressurização necessária para a sua propagação. O modelo tem 

características de um reservatório arenítico e de suas rochas adjacentes. As rochas 

estão sob uma lâmina d’água de 1.000 metros e o reservatório de 170 metros de 

espessura está soterrado por 1.982,50 metros de rocha. 

Na Tabela 4.3 estão resumidas as principais propriedades e informações do 

modelo. 

 

Tabela 4.3 – Propriedades do modelo base. 
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Os gráficos da Figura 4.6 mostram os perfis das propriedades empregadas em 

cada camada do modelo base que foi utilizado para fazer os estudos de sensibilidade 

das diversas propriedades que serão apresentadas nas subseções seguintes. As pro-

priedades foram calculadas a partir de perfilagem de um poço tipo. O modelo é do 

tipo Layer-cake, ou seja, as propriedades são distribuídas no modelo de forma que 

cada camada seja homogênea, porém, diferentes entre si. 

 

 

Figura 4.6 – Perfis de propriedades do modelo base. 

 

As simulações numéricas foram conduzidas injetando-se água em toda a ex-

tensão vertical de um reservatório saturado com água. A interface do reservatório 

que recebe a injeção de água contém uma fratura em toda sua extensão vertical. 

Portanto, o fluido injetado pressuriza a fratura já existente no reservatório. A borda 

horizontalmente oposta do modelo é aberta ao escoamento de fluido e se mantém 

na pressão estática. As condições de contorno hidráulicas e mecânicas bem como o 

esquema hidromecânico do modelo são mostrados na Figura 4.7. 
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Na Figura 4.8 é apresentada a tensão mínima horizontal inicial no modelo 

com a representação da região que recebe a injeção de água e da semente de fratura 

em toda a extensão do reservatório. 

 

 

Figura 4.7 – Esquema hidromecânico do modelo e condições de contorno hidráulica e 

mecânica. 

 

 

Figura 4.8 – Tensão horizontal mínima inicial no modelo Layer-cake. 
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A injeção ocorre em degraus crescentes de pressão pré-definidos (condição 

de contorno) que permanecem no mesmo valor tempo suficientemente longos para 

que o sistema hidromecânico entre em estado estacionário. À medida que a pressão 

de injeção aumenta, há a entrada de fluidos para o interior do reservatório. A poro-

pressão do reservatório então aumenta e há o avanço vertical da fratura, caso o cri-

tério de propagação seja satisfeito. 

Na Figura 4.9 (a) são mostradas as poropressões em uma parte do modelo 

base próximo ao topo do reservatório para diferentes pressões de injeção, sendo que 

no primeiro quadro é apresentada a poropressão inicial do sistema, e na Figura 4.9 

(b) são mostradas as respectivas tensões mínimas de confinamento do caso base. 

 

 

Figura 4.9 – Poropressão (a) e tensão (b) do modelo base do estado inicial (pp=30.000 

kPa) e para pressão na fratura de 37.360 kPa, 38.610 kPa e 39.130 kPa. 
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Comparando os modelos pressurizados com o estado inicial, é possível ob-

servar que, com o aumento da poropressão no interior do reservatório, há um au-

mento no estado de tensões mínimas. No primeiro estágio de pressurização não há 

propagação da fratura na rocha capeadora. Já no segundo e no terceiro estágios de 

pressurização há o avanço da fratura na rocha selante, identificados na Figura 4.9 

(b) pelo alívio de tensões da região que ocorre a abertura da fratura, nas profundi-

dades de -2930,50 m e -2901,50 m, respectivamente. 

O comportamento da propagação vertical da fratura na rocha capeadora para 

sucessivos degraus crescente de pressurização pela injeção de água no reservatório, 

cada uma delas atingindo o estado estacionário, pode ser representado graficamente 

na Figura 4.10. As análises que foram feitas e que serão mostradas posteriormente 

tomarão este caso (caso base) como referência. 

 

 

Figura 4.10 – Avanço da fratura na rocha capeadora nas condições e propriedades do 

caso base. 

 

A fratura inicialmente presente em toda a extensão do reservatório começa a 

propagar para a rocha selante quando a pressão na fratura alcança o valor de 37,8 x 

106 Pa e alcança altura de 150 metros com pressão de 40,3 x 106 Pa. Os limites 

horizontais do gráfico representam a poropressão inicial e a tensão vertical, ambos 

do caso base na profundidade de referência. 

A pressão necessária para iniciar o fraturamento da rocha capeadora é maior 

que o valor da tensão mínima inicial dessas rochas na interface com o reservatório. 

A Figura 4.11 mostra um comparativo entre as tensões horizontais mínimas iniciais 
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do modelo (curva verde em linha cheia) e a profundidade alcançada pela fratura 

(curva em verde tracejada) em função da pressão na fratura requerida para que ela 

se propague na rocha selante. Em profundidades menores que aproximadamente -

2850 metros, a pressão na fratura alcança o nível de valores da tensão vertical nessa 

profundidade. A partir dessa pressão, a fratura pode facilmente perder o controle 

verticalmente. 

 

Figura 4.11 – Comparativo entre perfis de tensões iniciais e pressão na fratura necessária 

para sua propagação. 

 

4.2.1. 

Análise de Sensibilidade e Parâmetros Envolvidos 

Nesta subseção serão apresentados os parâmetros que foram utilizados no es-

tudo de sensibilidade e como cada um deles afeta individualmente o problema da 

contenção da fratura. Por fim, as informações serão agregadas e expostas de ma-

neira que facilite a leitura dos resultados, permitindo assim, a identificação direta 

dos parâmetros que mais afetam a propagação da fratura hidráulica. 
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4.2.1.1. 

Pressão de Poros (pp) 

Neste estudo de sensibilidade, assumiu-se que a pressão estática inicial do 

sistema pode ser diferente da assumida para o caso base, podendo ser maior ou 

menor. Essa situação pode ocorrer quando, no início da injeção com alta pressão, o 

reservatório já experimentou variações de volume no seu interior devido à produção 

de fluidos ou à entrada de fluidos na mesma região por injeção de outros poços. 

Essa mudança de poropressão no reservatório gera mudança no estado de tensões, 

cuja relação entre eles é dada pela eq. (3.11). 

Portanto, foram simulados os casos em que no instante do fraturamento hi-

dráulico o reservatório se encontra com 4,0 x 106 Pa de depleção e com 4,0 x 106 

Pa de sobrepressão. 

A Figura 4.12 apresenta o resultado da propagação da fratura na rocha cape-

adora desses dois casos juntamente com o caso base. 

 

 

Figura 4.12 – Influência da poropressão (pp) do reservatório devido à depleção e sobre 

pressurização no avanço da fratura. 

 

Como mostrada pela eq. (3.11), a mudança na poropressão acarreta indução 

de tensões que, por sua vez, afetam a propagação da fratura. Como é possível ob-

servar na Figura 4.12, a depleção do reservatório parece ter maior influência na 

propagação da fratura, sendo necessária, portanto, uma menor pressão na fratura 

para que ela se expanda no reservatório e então se propague na rocha capeadora. É 

possível notar também que o gradiente de crescimento da fratura na capeadora é 
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menor no caso da depleção do reservatório, com tendência de se encontrar com as 

outras duas curvas em profundidades menores. 

Quando existe a sobrepressurização do reservatório, dois efeitos ocorrem: i) 

o estado de tensões aumenta, imprimindo maior resistência à dilatação da fratura já 

existente no reservatório e ii) o contraste de tensões entre o reservatório e a rocha 

capeadora diminui, o que facilitaria a propagação de fratura na rocha capeadora. 

Esses efeitos combinados fazem com que a pressão de início de propagação da fra-

tura na rocha selante seja menor que o percebido pelo caso base (Figura 4.12). 

 

4.2.1.2. 

Tensões na Capeadora 

Foram feitas variações nas tensões horizontais do reservatório e da capeadora, 

separadamente. Essa variação teve por objetivo entender a influência não apenas do 

contraste de tensões entre reservatório e capeadora, mas também entender o com-

portamento da fratura sob diferentes condições de tensões iniciais em cada uma 

dessas formações. 

Primeiramente foi investigada a influência do contraste de tensões entre as 

rochas reservatório e capeadora. Para tanto, aumentou-se em 5% e 10% a tensão na 

rocha capeadora. Foi possível observar que a pressão requerida para a propagação 

da fratura na capeadora é maior quando as tensões foram maiores. 

A Figura 4.13 (a) mostra o perfil de tensão horizontal mínima com a profun-

didade na região próximo ao topo do reservatório para o caso base e os casos com 

aumento de tensão na capeadora (curvas em linha cheia), juntamente com a altura 

alcançada pela fratura (curvas em linha tracejada), mostrando a dependência do 

contraste de tensões na pressão de propagação da fratura. 

Quando as tensões na capeadora são muito maiores que as tensões no reser-

vatório, a taxa de crescimento da fratura na rocha capeadora é baixa até a pressão 

na fratura ficar próxima aos valores da tensão horizontal mínima. A partir desse 

valor de pressão na fratura, a taxa de propagação na capeadora aumenta e se mantém 

com mesmo valor. Esse comportamento pode ser observado analisando o caso com 

aumento de tensão da capeadora a 110% do valor original (Figura 4.13 (a)). 
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O mesmo comportamento foi observado em outros dois experimentos: i) 

quando diminuiu-se as tensões apenas no reservatório a 90% dos valores originais, 

mantendo-se os valores originais na rocha capeadora; e ii) fazendo as alterações nos 

dois perfis de tensões, ou seja, aumentando a tensão na capeadora a 110% e dimi-

nuindo a tensão no reservatório a 90%. Esses dois casos são mostrados na Figura 

4.13 (b). 

 

 

Figura 4.13 – Influência do contraste de tensões a) na pressão de propagação e b) na taxa 

de propagação. 

 

Quando o contraste de tensões é pequeno (para este caso estudado, contraste 

aproximadamente menor que 3,0 x 106 Pa) e a pressão de propagação é próxima ou 

maior que a tensão horizontal mínima na capeadora, a propagação da fratura apre-

senta taxa média de crescimento constante, já que a distribuição de tensões ao longo 

da profundidade segue um gradiente médio. Entretanto, o valor de pressão a partir 

da qual a fratura começa a se propagar nos primeiros metros da capeadora apresenta 

maior dependência com a tensão horizontal mínima no reservatório. Isso se deve ao 

fato de haver pressão suficiente para a fratura se dilatar no reservatório e, como 

consequência, a ponta da fratura avança na rocha capeadora. 
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4.2.1.3. 

Efeitos Térmicos 

Os fluidos injetados nos reservatórios de petróleo por vezes chegam às for-

mações permoporosas com temperaturas inferiores à temperatura do reservatório. 

Para entender a influência da temperatura nas tensões das rochas e, por consequên-

cia, entender o comportamento da propagação da fratura hidráulica sob condições 

de resfriamento, foram feitos testes com variações de temperatura do reservatório, 

variações de valores do coeficiente de expansão térmica das rochas (βT) e variações 

no perfil de resfriamento da rocha capeadora, representando casos em que antes do 

fraturamento hidráulico o poço permaneceu injetando fluido frio por diferentes pe-

ríodos. 

Para as variações de temperatura, considerou que todo o reservatório repre-

sentado pelo modelo foi resfriado pelo fluido de injeção e houve troca de calor entre 

reservatório e as rochas capeadoras por difusão térmica. A temperatura da rocha 

capeadora foi calculada a partir da formulação proposta por Vinsome e Westerveld 

(1980) 

 

𝑇(𝑡, 𝑧) = [𝑇𝑟 + 𝑃 𝑧 + 𝑄 𝑧2]𝑒
2𝑧

√𝜂 𝑡⁄
                             (4.2) 

 

onde, t é o tempo de resfriamento, z é a distância da capeadora ao topo do reserva-

tório, Tr é a temperatura da interface entre o reservatório e a capeadora, P e Q são 

os parâmetros da equação e η é a difusividade térmica. 

Para este experimento, a condutividade térmica considerada foi de 7,38 x 10-

7 m2/s, a difusividade térmica de 1,73 W/m.°C. Foi considerado que o reservatório 

inicialmente encontra-se a 65 °C com gradiente geotérmico de 0,328 °C/m. Para 

todos as análises dos efeitos térmicos trabalhou-se com estado estacionário hidro 

termomecânico. 

O primeiro experimento consistiu em variar a temperatura do reservatório 

modelando uma situação de longos tempos de injeção de água com diferentes tem-

peraturas. Os valores adotados foram 35°C, 45°C, 55°C e 75°C, este último sendo 

o único em que o fluido é mais quente que a formação, que na prática não ocorre, 

mas é válido para efeito de experimento. Para essa abordagem o coeficiente de ex-

pansão térmica (βT) adotado foi de 10,0 x 10-6 1/°C. Neste primeiro momento, o 
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tempo de injeção de água considerado antes do fraturamento hidráulico foi de 5 

anos. O tempo de injeção considerado influencia principalmente na troca de calor 

do reservatório com a capeadora por difusão, ou seja, o perfil e a distância vertical 

a partir do reservatório em que a capeadora apresenta mudança de temperatura. 

A mudança de temperatura gera mudanças no estado de tensões. Quando há 

o resfriamento a rocha se contrai, diminuindo assim a tendência de compressão, o 

que é traduzido como alívio de tensões. Para exemplificação, foi feita uma compa-

ração com o modelo base (isotérmico) onde é possível identificar que o efeito do 

resfriamento do reservatório á 45 °C confere mudança no perfil de tensões mínimas 

como mostrado na Figura 4.14. É possível constatar uma diminuição dos valores de 

tensões tanto no reservatório, onde o fluido frio entra em contato diretamente com 

o meio, quanto na rocha capeadora, cujo resfriamento se dá por condução. 

 

 

Figura 4.14 – Influência do resfriamento no estado de tensões. 

 

Na Figura 4.15 são apresentadas as respostas das simulações conduzidas para 

as diferentes temperaturas de resfriamento/aquecimento citadas anteriormente. 

Como esperado, com menores temperaturas de injeção a fratura propaga na rocha 

capeadora sob menores pressões de injeção.  
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Figura 4.15 – Influência da temperatura de injeção no avanço da fratura. 

 

Um parâmetro que influencia a forma como o resfriamento das rochas afeta 

o estado de tensões é o coeficiente de expansão térmica (βT), conforme mostrado 

por meio da eq. (3.15). Os valores utilizados para esta análise variaram entre 5,0 x 

10-6 1/°C e 15,0 x 10-6 1/°C, sendo que o caso base tem valor de 10,0 x 10-6 1/°C. 

Para entender o comportamento vertical da fratura hidráulica pela influência 

desse parâmetro, a temperatura de injeção deve ser diferente da temperatura do re-

servatório. Nesse caso não é possível utilizar o caso base como referência e, por-

tanto, utilizou-se aqui o caso com temperatura de injeção de 45°C como referência 

para o estudo do parâmetro em tela. 

Após analisar a eq. (3.15), é intuitivo esperar que quanto maior o βT, menor é 

a influência da alteração da temperatura do sistema no seu estado de tensões. Vale 

observar que para injeção de água com temperatura abaixo da temperatura da for-

mação, o ∆T na eq. (3.15) é negativo. Os resultados são mostrados na Figura 4.16. 

 

 

Figura 4.16 – Influência do coeficiente de expansão térmica (βT) no avanço da fratura. 
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No que se diz respeito à influência térmica, o último parâmetro experimen-

tado foi o longo tempo de injeção do fluido com temperatura diferente da formação 

inicial. Como este estudo está sendo conduzido para estado estacionário, a única 

alteração que esta variável impõe é na forma como a rocha capeadora é resfriada, 

alterando assim o perfil de resfriamento e o comprimento vertical do resfriamento, 

dependendo do longo tempo de injeção. As Figura 4.17 (a) e (b) mostram os perfis 

de temperatura e tensões, respectivamente, para o caso sem resfriamento e para os 

casos com resfriamento da capeadora por 1 ano e por 15 anos. 

Como pode ser percebido na Figura 4.17 (c), o perfil de resfriamento da rocha 

capeadora afeta a forma como ocorre o avanço da fratura nessa rocha. Entretanto, 

em todas as situações, a fratura hidráulica alcança a capeadora na mesma pressão e 

tendem para a o mesmo comprimento vertical em uma mesma pressão em profun-

didade longe do reservatório. 

 

 

Figura 4.17 – Perfil de resfriamento das rochas (a) e a influência do tempo de resfriamento 

da capeadora no estado de tensões (b) e no avanço da fratura (c). 
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4.2.1.4. 

Propriedades Elásticas 

Foram feitas sensibilidades dos dois parâmetros elásticos da rocha capeadora: 

Módulo de Young (E) e Coeficiente de Poisson (ν). Como foi visto na eq (3.21), o 

GIc do material é dependente desses dois parâmetros e, portanto, ele foi recalculado 

para cada novo valor de parâmetro testado. 

Primeiramente testou-se variações entre 80% e 120% do E do caso base. Os 

perfis dos casos extremos são mostrados na Figura 4.18 (a), juntamente com o perfil 

do caso base. Os resultados das simulações numéricas para os casos com variações 

do E de 80% e 120% são mostrados na Figura 4.18 (b) onde é possível constatar a 

sua influência na propagação da fratura hidráulica na rocha capeadora. 

 

 

Figura 4.18 – Perfis de Módulo de Young (E) e a influência do parâmetro elástico no 

avanço da fratura. 

 

Em seguida, foram testadas variações entre 90% e 110% do Coeficiente de 

Poisson do caso base. Os perfis dos casos extremos são mostrados na Figura 4.19 

(a) e os resultados das simulações numéricas são mostrados na Figura 4.19 (b). As-

sim como percebido nas variações no Módulo de Young, o Coeficiente de Poisson 

também influencia na contenção da fratura. 
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Figura 4.19 – Perfis de Coeficiente de Poisson (ν) e a influência do parâmetro elástico no 

avanço da fratura. 

 

Com o objetivo de obter casos com os valores extremos em conjunto, foram 

estudados ainda dois casos contendo os menores valores de E e ν em um modelo 

(respectivamente 80% e 90% dos valores do caso base) e, em um outro modelo, os 

maiores valores de E e ν, respectivamente, 120% e 110% dos valores do caso base 

(Figura 4.20 (a)). 

Por fim, com o intuito de verificar a influência dos valores opostos, maiores 

valores de um parâmetro com os menores valores do outro, mais dois modelos fo-

ram simulados (Figura 4.20 (b)): um contendo os maiores valores de E em conjunto 

com os menores valores de ν (120% de E e 90% de ν em relação ao caso base) e 

outro modelo contendo os valores trocados (80% de E e 110% de ν em relação ao 

caso base).  

Para entender melhor qual das duas propriedades exerce maior influência na 

contenção da fratura para o caso estudado, um último experimento foi realizado em 

relação às propriedades elásticas. Foi feita uma alteração no Módulo de Young e no 

Coeficiente de Poisson de tal forma que os dois casos resultem em um mesmo valor 

de GIc. Para isso, utilizou-se valores de E de 104% do valor do caso base e de v de 

110% do valor original, os dois casos resultando GIc de 94,71 J/m2. A alteração no 

Coeficiente de Poisson resultou em alteração mais significativa na contenção da 

fratura quando comparado ao caso com alteração no módulo de Young, como pode 
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ser verificado na Figura 4.20 (c). A Figura 4.20 (c), mostra um ligeiro aumento na 

pressão requerida para a propagação da fratura quando a alteração é no Coeficiente 

de Poisson enquanto a alteração no Módulo de Young, para o mesmo valor de GIc, 

não resultou em alteração significativa na contenção da fratura em relação ao caso 

base. 

 

 

Figura 4.20 – Influência do parâmetro elástico em conjunto no avanço da fratura: (a) casos 

com 80% do E e 90% do ν e 120% do E e 110% do ν; (b) casos com 80% do E e 110% do 

ν e 120% do E e 90% do ν; (c) casos com 104% do E e 110% do ν. 

 

4.2.1.5. 

Energia Livre de Griffith Crítica (GIc) 

A taxa de energia total crítica liberada na propagação da fratura em Modo I 

do material foi o parâmetro utilizado na comparação para o critério de propagação 

da fratura e apresenta incertezas em seu valor. O GIc é um parâmetro de difícil de-

terminação experimentalmente. Já o fator de intensidade de tensões (KIc), que abriga 

relação com o GIc, como foi mostrado por meio da eq. (3.21), é mais fácil ser deter-

minado em testes laboratoriais. Chandler et al. (2016) fazem um resumo de valores 
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para o KIc de seus experimentos e valores originários de outros autores para dife-

rentes tipos de rochas. Os valores, em sua maioria variam entre 0,5 e 2,0 MPa.m1/2. 

Senseny e Pfeifle (1984) anteriormente reportaram valores também próximo a estes 

valores para arenitos e folhelhos. 

Portanto, neste experimento, variou-se KIc entre 0,5 e 2,0 MPa.m1/2, o que 

equivale a GIc entre 24 e 392 J/m2, ¼ e 4 vezes o valor do GIc do modelo base, 

respectivamente. Os resultados para os valores extremos de GIc, bem como o do 

caso base, são apresentados na Figura 4.21. 

 

 

Figura 4.21 – Influência do GIc na contenção da fratura. 

 

Foi possível confirmar a necessidade de taxas maiores de energia elástica li-

beradas, aqui percebido na forma de maiores pressões na fratura, para exceder os 

maiores valores críticos, GIc. 

 

4.2.1.6. 

Dano à Permeabilidade da Formação 

Em tempos em que o descarte de água produzida fica mais restrito, a neces-

sidade de reinjetar a água produzida é cada vez mais frequente. Entretanto, junta-

mente com a água, materiais particulados e matérias orgânicas são forçados a entrar 

no reservatório, danificando as propriedades permoporosa dessas formações. 

Para investigar a influência do dano na formação permoporosa na interface 

do poço injetor, foram estudadas variações tanto no valor da permeabilidade da pe-

lícula de dano quanto na profundidade do dano na direção horizontal do 
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reservatório. No modelo, o dano foi representado por camadas verticais no reserva-

tório próximas à interface que ocorre a pressurização pela injeção. Nessas camadas 

verticais de profundidades horizontais restritas, foram alteradas as permeabilidades 

efetivas (ks) proporcionalmente à permeabilidade efetiva do modelo base (kw). A 

Figura 4.22 mostra a representação das permeabilidades da formação e da região de 

dano em um dos modelos utilizados na análise de sensibilidade. 

 

 

Figura 4.22 – Permeabilidades da formação e da região de dano do modelo em que a 

permeabilidade do dano é 5% da original com profundidade horizontal de 10 metros. 

 

Os valores para ks investigados foram de 0%, 2% e 5% da permeabilidade 

efetiva original (kw). Já a profundidade do dano na formação investigada foi de 1, 

5, 10 e 20 metros. A Figura 4.23 mostra alguns dos resultados. 
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Figura 4.23 – Influência do dano à formação no avanço da fratura: (a) permeabilidade do 

dano nula; (b) permeabilidade do dano 5% da original; (c) profundidade do dano de 1 me-

tro; e (d) profundidade do dano de 10 metros. 

 

Todos os casos estudados em que o dano à formação foi extremo, ou seja, 

permeabilidade efetiva nula (ks = 0), tiveram o mesmo comportamento de redução 

da pressão requerida para o avanço da fratura na rocha capeadora, como pode ser 

visto na Figura 4.23 (a). Sem a difusão do fluido (leakoff) para a formação permo-

porosa não há dissipação da pressão da fratura, tampouco aumento das tensões da 

rocha reservatório pela sua pressurização, facilitando, portanto, a expansão da fra-

tura no reservatório com o consequente avanço para a rocha capeadora. 

Quando é feita a comparação dos modelos com permeabilidades não nulas, o 

comportamento do avanço da fratura é diferente. A comparação em relação à pro-

fundidade alcançada pelo dano, mostra que conforme o dano alcança profundidades 

maiores, a pressão na fratura necessária para a sua propagação diminui. A Figura 

4.23 (b) mostra as respostas de propagação da fratura para a variação da profundi-

dade horizontal do dano nos casos em que as permeabilidades da zona danificada 
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são 5% das permeabilidades do modelo original. O dano age como barreira à en-

trada da água para o reservatório. O aumento da região danificada acarreta menos 

filtração de fluidos para a formação permoporosa. Isso faz com que as tensões totais 

na região de expansão da fratura não aumentem, ficando mais fácil sua dilatação e 

consequente propagação para a rocha capeadora. Para exemplificar o exposto, nas 

Figura 4.24 (a) e (b) são mostradas as poropressões dos modelos com profundidade 

de zona danificada de 1 e 5 metros, respectivamente, e pressão de injeção de 35,080 

kPa e nas Figura 4.24 (c) e (d), são mostradas as respectivas tensões mínimas con-

finantes. É possível perceber que o estado de tensões da Figura 4.24 (c) no reserva-

tório está maior devido à maior poropressão interna. Com isso, há uma resistência 

maior contra o movimento de abertura da fratura. 

Na Figura 4.23 (c) é possível observar que, para regiões de danos pouco pro-

fundas, neste caso com espessura do dano de 1 metro, não faz diferença a permea-

bilidade da zona danificada na propagação da fratura para a capeadora. Isso porque 

a pequena região de dano horizontal não é capaz de agir como barreira severa ao 

escoamento da água para o reservatório. 

Já quando a região horizontal atingida pelo dano é maior, a variação da per-

meabilidade da zona danificada exerce influência no estado de tensões do meio. A 

Figura 4.23 (d) mostra que, para a profundidade da zona danificada de 10 metros, 

quanto mais intenso o dano, menor a pressão na fratura requerida para que ela se 

propague na rocha capeadora. 

DBD
PUC-Rio - Certificação Digital Nº 1912757/CA



Capítulo 4 – Resultados e Discussões 82 

 

 

 

Figura 4.24 – Modelos com 1 e 5 metros de profundidade de zona danificada no estágio 

de pressurização da fratura de 35.080 kPa, comparando as poropressões (a) e (b) e as 

tensão mínimas totais (c) e (d). 

 

4.2.1.7. 

Distância do Início da Fratura ao Topo do Reservatório 

Até aqui, a premissa foi que toda a extensão do reservatório tem área aberta 

ao escoamento de fluidos e que em toda a sua extensão vertical existe semente de 

fratura, ou seja, local onde a fratura irá se iniciar. Neste subitem foram feitas 
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sensibilidades levando em consideração que nem toda a extensão do reservatório 

existe uma seed de fratura, mas apenas em determinadas regiões localizadas da in-

terface de pressurização do reservatório. 

Foram conduzidas simulações numéricas em que se testou sementes de fra-

tura em intervalos de 3 metros de altura em diferentes posições verticais do reser-

vatório. Neste experimento, a injeção é distribuída e se dá em toda a extensão do 

reservatório, sendo testadas apenas variações na profundidade do início da fratura. 

Os intervalos escolhidos, A, B, C e D, foram baseados nos picos de mínimo do 

perfil de tensão horizontal mínima do caso base, como mostrado na Figura 4.25 (a) 

e (b). 

Na Figura 4.25 (c) é mostrado o resultado das simulações numéricas dos casos 

em que a semente de fratura ocorre em diferentes pontos, tendo o topo do reserva-

tório como a profundidade de referência para o avanço vertical da fratura. 

 

 

Figura 4.25 – Localização das sementes de fratura dos diferentes casos (a) no modelo 

contendo a permeabilidade horizontal e (b) no perfil de tensão horizontal mínima e (c) o 

avanço da fratura no reservatório e na rocha capeadora. 

 

Para o cenário estudado, a distância da seed da fratura ao topo do reservatório 

parece não exercer muita influência na propagação da fratura na rocha capeadora. 

Provavelmente a pressurização distribuída em todo o comprimento vertical do re-

servatório faz com que as tensões totais das rochas aumentem e, portanto, a pressão 

na fratura quando ela alcança o topo do reservatório não é suficiente para a dilatação 

da mesma com consequente propagação na capeadora. 
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O caso em que a fratura se inicia mais distante do topo do reservatório apre-

sentou ligeira diferença de pressão requerida para o início da propagação da fratura 

na rocha capeadora, mesmo assim não significativo. É possível notar também que 

o contraste de tensões consegue conter o avanço da fratura na rocha capeadora. 

Outra análise de sensibilidade constituiu em considerar que, além da existên-

cia da semente de fratura em diferentes profundidades, a injeção de água no reser-

vatório inicialmente ocorre apenas no intervalo em que existe a seed de fratura. 

Baseado em dados de campo, este cenário de difusão inicial do fluido no reservató-

rio concentrado na região onde ocorre a primeira fratura é o mais realista. 

Tanto o intervalo de injeção e de início da fratura, localizados em profundi-

dades específicas, como o resultado das simulações numéricas de contenção da fra-

tura para esses casos são apresentados na Figura 4.26. 

 

 

Figura 4.26 – Localização das sementes de fratura e injeção localizadas dos diferentes 

casos (a) no modelo contendo a permeabilidade horizontal e (b) no perfil de tensão hori-

zontal mínima e (c) o avanço da fratura no reservatório e na rocha capeadora. 

 

Os comportamentos da propagação da fratura, tanto no reservatório quanto na 

capeadora, são diferentes dos casos em que se tem a injeção distribuída e apenas a 

semente de fratura restrita aos intervalos. Os casos em que a injeção é mais profunda 

(intervalos C e D), a “barreira” que é formada entre o reservatório e a capeadora 

não é percebida pela fratura, provavelmente pelo fato de que a fratura nesse ponto 

já tem extensão significativamente longa. Como foi visto na eq. (3.22), nesse caso, 

o termo da tenacidade fica desprezível, bastando para a propagação, apenas a 
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necessidade de a pressão no interior da fratura ser maior do que a menor tensão 

confinante. 

A fratura formada a partir do intervalo B não segue a tendência das demais 

pois o intervalo que começa a injeção de água e a semente de fratura tem permea-

bilidade efetiva maior que os demais intervalos. Com isso, há uma filtração maior 

do fluido na formação porosa fazendo com que haja um aumento da tensão total da 

vizinhança, dificultando, portanto, a dilatação da fratura existente e a propagação 

dela verticalmente. 

 

4.2.2. 

Variáveis de Maior Influência na Contensão da Fratura 

Nos subitens acima foram discutidas as principais propriedades que influen-

ciam individualmente no problema da contenção da fratura. Uma visão geral das 

propriedades faz-se necessária a fim de facilitar as análises acerca de quais parâme-

tros são mais sensíveis para a propagação da fratura na rocha capeadora. 

Primeiramente, foram extraídos dos resultados expostos nos subitens anteri-

ores os valores das pressões das quais as fraturas alcançam os primeiros metros da 

rocha capeadora bem como as pressões das quais as fraturas alcançam os 150 me-

tros acima do topo do reservatório. Os dados dos casos mais representativos foram 

compilados e são apresentados na Tabela 4.4. A tabela apresenta além da descrição 

resumida dos casos e as pressões mencionadas, a identificação abreviada das simu-

lações das propriedades para facilitar a visualização dos dados graficamente. 

A Figura 4.27 mostra os dados da Tabela 4.4 de forma gráfica. Nele, cada raio 

representa uma das principais propriedades testadas, abreviadas de acordo como 

especificado na  Tabela 4.4. O comprimento do raio representa a pressão na fratura 

que, para cada caso estudado, mostra os valores de pressões necessárias para a fra-

tura atingir a rocha capeadora (marcadores circulares em azul) e para a fratura atin-

gir 150 metros da capeadora acima do topo do reservatório (marcadores quadrados 

em laranja). A área hachurada em verde representa o intervalo de pressões de pro-

pagação da fratura hidráulica do caso base, que também está com os marcadores 

destacados em verde, e serve apenas como referência para comparação com os de-

mais casos. 
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Tabela 4.4 – Pressão da fratura necessária para que ela alcance a rocha capeadora e 150 

metros da capeadora acima do topo do reservatório. 

 

 

 

Figura 4.27 – Diagrama comparativo da influência da variação de propriedades na conten-

ção da fratura em função da pressão interna da fratura. 
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É possível observar na Figura 4.27 que os casos em que se variou apenas as 

propriedades das rochas (E, v e GIc) ficaram com intervalo de pressões muito pare-

cidos com o do caso base (área hachurada), não afetando significativamente a con-

tenção da fratura. Já os casos estudados em que a alteração foi no estado de tensões, 

ou em propriedades que alteram essa característica do sistema, apresentaram as 

maiores diferenças no comportamento da propagação da fratura em relação ao caso 

utilizado como referência. 

Outra forma utilizada para visualizar os resultados foi ranquear os casos pelo 

desvio de pressão de propagação com relação ao caso base. São apresentados nas 

Figura 4.28 e Figura 4.29 os intervalos de pressões necessárias para a fratura avan-

çar à rocha capeadora (primeiros metros) e alcançar a altura de 150 metros acima 

do topo do reservatório em cada modelo. Os casos foram classificados pela pressão 

do início da propagação da fratura (Figura 4.28) e pela pressão em que ela alcança 

sua altura máxima (Figura 4.29). 

 

 

Figura 4.28 – Ranqueamento das simulações ordenadas pelas pressões na fratura em que 

a fratura hidráulica alcança a rocha capeadora. 
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Figura 4.29 – Ranqueamento das simulações ordenadas pelas pressões na fratura em que 

a fratura hidráulica avança 150 metros na rocha capeadora. 

 

As propriedades que exercem maior influência no início da propagação da 

fratura na rocha capeadora são aquelas ligadas principalmente a alterações de ten-

sões da rocha reservatório e alterações no grau de difusão da água no reservatório, 

que têm como efeito secundário alterações no estado de tensões do reservatório. 

Ao contrário da análise das pressões de início da propagação da fratura hi-

dráulica, não há uma tendência clara de um conjunto de propriedades específico 

que mais influencia a propagação da fratura hidráulica quando se analisa a pressão 

em que a fratura alcança a altura de 150 metros. Alterações no estado de tensões da 

rocha capeadora, no aquecimento das rochas, na diminuição da pressão estática do 

reservatório e nas propriedades mecânicas das rochas apresentaram maior influên-

cia no avanço final da fratura no modelo. 

Entretanto, a influência das alterações de propriedades no sentido de aumen-

tar a pressão necessária para a fratura atingir os 150 metros do modelo mostrou-se 

menos relevante que a influência das alterações nas propriedades no sentido de di-

minuir a pressão requerida para a fratura começar a se propagar na rocha capeadora. 

Analisando a Figura 4.30, onde os casos são ordenados de acordo com o in-

tervalo de pressão entre o início da propagação da fratura na rocha capeadora até 

ela atingir 150 metros, observa-se que o range de pressão entre os casos não apre-

senta variações significativas. Como já foi visto nos subitens anteriores, o gradiente 
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de pressão de propagação da fratura é muito parecido entre os casos. A exceção é 

para os casos em que há diminuição do estado de tensões no reservatório. 

De forma geral, analisando o efeito da variação das propriedades individual-

mente, a menor e a maior pressões na fratura necessárias para o início do avanço na 

rocha capeadora são de 32,5 MPa e 39,3 MPa, respectivamente, e a menor e a maior 

pressões na fratura necessárias para atingir os 150 metros de altura são de 37,0 MPa 

e 42,0 MPa, respectivamente. 

 

 

Figura 4.30 – Ranqueamento das simulações ordenadas pelo intervalo de pressão entre 

o início da propagação da fratura na rocha capeadora até ela atingir os 150 metros. 

 

4.2.3. 

Análise dos Principais Parâmetros em Conjunto 

Para as análises de propriedades combinadas, utilizou-se como referência a 

ordenação de casos da Figura 4.28, já que ambos os critérios de classificação utili-

zados no subitem anterior (Figura 4.28 e Figura 4.29) mostraram ordenações prati-

camente contrárias entre si. 

Inicialmente foram testadas as combinações de casos com potencial de dimi-

nuição de efeitos. Ou seja, baseado na Figura 4.28, os casos com menores pressões 

necessárias para iniciar a propagação da fratura na rocha capeadora foram combi-

nados com os casos que necessitaram de maiores pressões para iniciar a propagação 

DBD
PUC-Rio - Certificação Digital Nº 1912757/CA



Capítulo 4 – Resultados e Discussões 90 

 

da fratura na rocha capeadora. Foram feitos sorteios aleatórios de 12 novos casos 

(50% do número de casos iniciais). As combinações experimentadas estão apresen-

tadas na Tabela 4.5. 

 

Tabela 4.5 – Casos sorteados com tendência de diminuir os efeitos na contenção da fra-

tura. 

 

 

Posteriormente foram testadas combinações de casos com tendência de po-

tencializar os seus efeitos na pressão de início de propagação da fratura, ou seja, 

combinação de casos que tendem a ter o início de propagação da fratura na rocha 

capeadora com pressões menores combinados aos casos que tendem a ter início de 

propagação da fratura na capeadora com pressões maiores. Na Tabela 4.6 estão lis-

tadas as combinações de casos sorteados com tendência de potencializar os efeitos 

na contenção da fratura, seja no sentido de diminuir a pressão necessária para a 

fratura alcançar os primeiros metros da capeadora, seja para aumentar a pressão, 

sempre tendo como referência o caso base. 

 

Tabela 4.6 – Casos sorteados com tendência de potencializar os efeitos na contenção da 

fratura. 
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Analisando os valores mínimos e máximos do efeito das variações das pro-

priedades combinadas, a menor e a maior pressões na fratura necessárias para o 

início do avanço na rocha capeadora são de 31,6 MPa e 40,3 MPa, respectivamente, 

e a menor e a maior pressões na fratura necessárias para se atingir 150 metros de 

altura são de 35,7 MPa e 42,7 MPa, respectivamente. 

Nos projetos de injeção de água com propagação de fratura hidráulica, é de-

sejável que as descontinuidades formadas pela injeção de água com altas pressões 

nos reservatórios permaneçam contidas nessas formações de interesse. 

Nesse sentido, embora não seja um dos objetivos deste trabalho fazer análise 

de incertezas, é possível utilizar o histograma da Figura 4.31 como ferramenta de 

análise estatística dos casos estudados (variação de propriedades isoladas e combi-

nadas), embasando a decisão em relação à pressão empregada nos poços injetores 

a fim de minimizar as chances do descontrole da contenção da fratura hidráulica. 

Nele consta de forma resumida, para os casos estudados até aqui, a frequência, nor-

mal e acumulada, das pressões na fratura requerida para ela alcançar os primeiros 

metros da rocha capeadora e para ela alcançar os 150 metros de altura na rocha 

selante. 

 

 

Figura 4.31 – Histograma da análise da contenção da fratura hidráulica dos casos estuda-

dos. 
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Como referência, de acordo com os estudos aqui apresentados, caso haja to-

lerância ao risco de a fratura alcançar os primeiros metros da rocha capeadora, a 

probabilidade dela alcançar essas formações com pressão na fratura de 33,0 MPa é 

de 12%. Caso a tolerância ao risco seja maior, e, com isso, seja permitido que a 

fratura alcance os 150 metros de profundidade, a probabilidade que isso ocorra na 

pressão de 37,0 MPa é de 10%. 
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5.  

Conclusões e Recomendações 

 O entendimento do comportamento da fratura hidráulica formada pela inje-

ção de água em campos de petróleo é de suma importância na prospecção de novos 

projetos de explotação de jazidas de petróleo e para o desenvolvimento de projetos 

já existentes. Neste trabalho, por meio de análises de sensibilidade, buscou-se en-

tender a influência de diferentes propriedades, e variações em seus valores, na con-

tenção do fraturamento hidráulico. A análise de sensibilidade foi conduzida em um 

primeiro momento analisando individualmente as diferentes propriedades que teo-

ricamente influenciariam no problema da contenção da fratura. Em seguida, foram 

analisadas aos pares, combinações dos diferentes cenários anteriormente testados. 

A seguir, são apresentadas algumas conclusões acerca dos estudos aqui executados 

e algumas recomendações para trabalhos futuros. 

 

5.1. 

Conclusões 

A partir dos resultados obtidos neste trabalho, foi possível chegar às seguintes 

conclusões: 

• De acordo com os resultados dos casos de validação e a coerência dos re-

sultados encontrados no estudo de caso, os resultados apresentados neste 

trabalho parecem estar coerentes, sugerindo que o simulador de elementos 

finitos aqui utilizado, que tem o método da Integral-J como critério de pro-

pagação de fratura hidráulica, pode ser empregado com credibilidade neste 

problema de contenção de fratura; 

• O principal aspecto de controle da contenção da fratura hidráulica perce-

bido com os experimentos realizados neste trabalho foi o estado de ten-

sões, tanto da formação rochosa que atua como barreira quanto da forma-

ção rochosa em que a fratura se inicia. Muitos dos parâmetros estudados 

exercem influência nas tensões dessas rochas, o que faz com que haja mu-

danças em relação as estado de tensões iniciais, influenciando, portanto, a 

dilatação e a contensão da fratura no reservatório; 
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• O contraste de tensões mostrou ser uma característica importante para a 

contenção da fratura. Entretanto, o começo da fratura na rocha capeadora 

parece ser controlado principalmente pelas tensões do reservatório com 

progressiva tendência de controle pelas tensões na rocha capeadora a me-

dida que a fratura avança nessa formação; 

• Apesar do estado de tensões ser o fator preponderante na contenção da 

fratura, outras características da rocha e do processo de fraturamento hi-

dráulico têm papel importante no comportamento da propagação da fra-

tura. A pressão estática e a poropressão do reservatório, bem como as pro-

priedades da rocha, mostraram ter papel importante no problema da con-

tenção; 

• O efeito poroelástico é um efeito importante para a contenção da fratura. 

Formações com efeitos poroelásticos maiores têm capacidade de conter a 

fratura mais facilmente; 

• O dano à permeabilidade da formação mostrou ser um parâmetro de in-

fluência na contenção da fratura. De maneira extrema, quando o dano atua 

como barreira à entrada de fluido no reservatório, a pressão requerida para 

o fraturamento hidráulico da rocha capeadora tem queda significativa, 

sendo um fator de preocupação para contenção da fratura; 

• A tolerância ao risco no grau de penetração da fratura verticalmente fora 

das rochas que se pretende, na indústria do petróleo é muito baixa. Isso 

porque esse tipo de evento está associado à falta de eficiência da injeção 

ou a casos de segurança operacional. Portanto, para a análise de sensibili-

dade conduzida neste trabalho, percebeu-se que as pressões de injeção para 

a contenção da fratura apresentaram variações muito grandes para baixo, 

mostrando que pode não ser seguro fazer uso da injeção com propagação 

de fratura. Por isso esse tipo de estudo é tão importante para a tomada de 

decisão. 
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5.2. 

Sugestões para Desenvolvimentos Futuros 

Neste trabalho foi feita a análise de sensibilidade adotando um cenário único 

(caso base). Posteriormente pode ser levado em consideração pelo menos mais dois 

cenários e, em cima desses, fazer uma análise de sensibilidade mais completa, fina-

lizando então, com a análise de incerteza para uma resposta probabilística mais ro-

busta quanto à pressão limite de injeção para a contenção da fratura. Para tal, seria 

necessário criar rotinas computacionais de modo a facilitar a modelagem dos diver-

sos casos em que a alteração de um parâmetro influencia a variação de outros parâ-

metros. 

Outro avanço pode ser feito na condução de análise de sensibilidade e de in-

certeza em modelos 3D, representando as heterogeneidades estruturais e de escoa-

mento da região do entorno do poço injetor. Esses estudos trariam ganhos inestima-

dos aos projetos beneficiários, prevendo com mais fidedignidade o comportamento 

das fraturas hidráulicas, o que poderia servir de insumo para decidir a forma mais 

eficaz de operar as vazões e pressões dos poços. 

Além disso, num cenário mais desafiador, estudos conduzidos em modelos 

3D com total acoplamento entre os balanços de massa, de momento e de energia 

permitiriam prever o comportamento de fraturas de forma ainda mais robusta. 

A consideração de materiais com comportamento plástico pode ser um as-

pecto a ser inserido nos estudos propostos citados nesse item. 
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